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RESUMEN 
 
El presente trabajo se analizó y evaluó la aplicación de los DCIA (Dispositivos de Control de 
Influjo Autónomos) y los DCI (Dispositivos de Control de Influjo), estos  tienen como propósito 
igualar el diferencial de presión a lo largo de la sección horizontal del pozo contribuyendo a la 
producción total y por lo tanto permiten incrementar la recuperación de hidrocarburos. Objetivo 
General: Realizar el análisis y evaluación de resultados del uso de las tecnologías (DCI) y (DCIA) 
con el fin de determinar cuál es la más eficiente para incrementar la recuperación de hidrocarburos 
en pozos horizontales seleccionados del campo Edén Yuturi. Problema: La problemática a nivel 
mundial es la creciente producción de agua en los yacimientos, esto ha hecho necesario el uso de 
tecnologías innovadoras para el control de la entrada de agua que ayuda a tener una mayor 
recuperación de hidrocarburos. La Hipótesis: El análisis y evaluación del uso de la tecnología 
(DCIA) y (DCI) permitirá determinar la más eficiente para incrementar la recuperación de petróleo 
y disminuir significativamente la producción de agua en pozos horizontales seleccionados del 
campo Edén Yuturi. Marco Referencial: La cuenca oriente está entre los Andes ecuatorianos y el 
escudo Guayanés, forma parte del conjunto de cuencas subandinas, el mismo que se extiende desde 
Venezuela hasta Argentina. Marco Teórico: Descripción general de la Cuenca Oriente 
Ecuatoriana, ubicación geográfica; Generalidades del Bloque 12 “Campo Edén Yuturi”, 
Descripción litológica del campo Edén Yuturi, Características geológicas de las arenas productoras, 
Propiedades petrofísicas, propiedades de los fluidos, Ingeniería de reservorios de los pozos objeto 
de estudio, Perforación horizontal, Flujo de fluidos en pozos horizontales, Conificación de agua y 
gas , Dispositivos de Control de Influjo Autónomos  (DCIA), Dispositivos de Control de Influjo 
(DCI).Marco Metodológico: Tipo de estudio, universo y muestra, métodos y técnicas de 
sistematización de datos, principios de las tecnologías (DCI) y (DCIA), Swellpackers para 
completaciones con dispositivos de control de flujo, software de simulación, procesamiento y 
selección de la información, análisis e interpretación de datos, diseño de las completaciones con 
(DCIA), predicción de la producción de los pozos en estudio, análisis económico con el fin de 
determinar la rentabilidad de las tecnologías. Conclusión General: La tecnología más eficiente 
para incrementar la recuperación de hidrocarburos y frenar el rápido avance de agua  en los pozos 
horizontales seleccionados del campo Edén Yuturi son los (DCIA), logrando incrementar la vida 
productiva de los pozos y aumentando significativamente la rentabilidad. Recomendación: Para 
diseñar de manera eficiente  las completaciones con  (DCI) o (DCIA)  se deben tener datos 
fidedignos de geología, propiedades de los fluidos, modelos estáticos y dinámicos confiables del 
reservorio para ser utilizados en los softwares NETool y QuikLook. 
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ABSTRACT 
 
This paper analyzed and evaluated the implementation of the DCIA (Autonomous Inflow Control 
Devices) and DCI (Inflow Control Devices), these are intended to equalize the pressure differential 
along the horizontal section of the well contributing to total production and thus allow to increase 
the recovery of hydrocarbons General Objective: Conduct analysis and evaluation of results of the 
use of technology (DCI) and (DCIA) in order to determine the most efficient way to increase Oil 
recovery in selected field of Eden Yuturi horizontal wells. Problem: The problem worldwide is the 
increasing production of water in reservoirs that the use of innovative technologies for the control 
of water intake helps to have madeit necessary enhanced oil recovery. Hypothesis: The analysis 
and evaluation of the use of (DCIA) and technology (DCI) will determine the most efficient way to 
increase oil recovery and significantly reduce water production in selected horizontal wells Eden 
Yuturi field. Reference Framework. The Oriente basin is among the Ecuadorian Andes and the 
Guiana shield, part of the set of sub-Andean basins, the same extending from Venezuela to 
Argentina Theoretical Framework: Overview Ecuadorian Oriente Basin, geographic location; 
Overview of Block 12 " Eden Yuturi field, ", lithological description field Eden Yuturi, Geological 
features of the producing sands, petrophysical properties, fluid properties, reservoir engineering of 
the wells under study, horizontal drilling, fluid flow in horizontal wells, coning of water and 
gas,  Autonomous Inflow Control Devices (DCIA), Inflow Control Devices (DCI) Methodological 
Framework. Study type, universe and sample, methods and techniques of data systems, principles 
of technology (DCI) and (DCIA), swellpackers for completions with Inflow Control Devices 
software simulation, processing and selection of information, analysis and interpretation of data, 
designing completions (DCIA), prediction of production wells in the study, economic analysis in 
order to determine the profitability of technologies General Conclusion. The  most efficient 
technology to increase oil recovery and slow down the rapid advancement of water in selected 
horizontal wells of Eden Yuturi field are (DCIA), managing to increase the productive life of wells 
and significantly increasing profitability. Recommendation: To efficiently design completions 
with (DCI) or (DCIA) must have data reliable geology, fluid properties, reliable static and dynamic 
reservoir models to be used in QuikLook and NETool software. 
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INTRODUCCIÓN 
 
En un pozo Horizontal perforado donde se incluye la sección vertical, curvatura y sección 
horizontal, el aumento en la longitud horizontal del pozo, ha originado problemas en la producción, 
en el peor de los casos, el pozo tiene que ser abandonado y reservas remanentes se quedan en el 
subsuelo.  
 
Debido al efecto de talón y punta, donde el talón es la sección final de curvatura entrando a la 
sección horizontal  y la punta es la sección final de la longitud  horizontal del pozo, este efecto 
ocasiona un diferencial de presión que origina un influjo irregular a lo largo del trayecto del pozo, 
generando el fenómeno de conificación de agua o gas en el talón
1
, la aplicación de las tecnologías 
(DCIA) y (DCI) buscan minimizar estos problemas. 
 
La elaboración del proyecto se enfoca en el desarrollo de los capítulos que se describen a 
continuación: 
 
El capítulo I describe el problema cómo el análisis y evaluación de resultados del uso de las 
tecnologías (DCIA) y (DCI) aplicadas en pozos horizontales seleccionados del campo edén yuturi 
para determinar cuál es más eficiente para el incremento de la recuperación de petróleo; de esta 
forma se desarrolla la justificación, objetivos a cumplir.  
 
En el capítulo II se  desarrolla el marco teórico que se fundamenta en el conocimiento empírico, 
también se enuncia  el marco institucional de la Secretaría de Hidrocarburos, el marco legal, marco 
referencial, y ético para posteriormente realizar el temario y desglosarlo en subtemas para sustentar 
la investigación.  
 
El capítulo III describe el diseño metodológico y la selección de la muestra que indica los pozos 
seleccionados para analizar y evaluar resultados del uso de las tecnologías (DCIA) y (DCI) según 
criterios de inclusión, se detallan los instrumentos y técnicas para la recolección de datos. 
El análisis e interpretación de datos consta en el capítulo IV, presenta los resultados en tablas y 
gráficos estadísticos utilizando una hoja de cálculo de Excel y programas de simulación 
matemática como son: Netool, Quicklook. 
 
En el capítulo V se detalla el análisis económico del proyecto en el cual se realiza una comparación 
de costos de las tecnologías. 
                                                     
1
www.slb.com//media/Files/resources/oilfield_review/spanish10/spr10/03_controldeinflujo.pdf 
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En el capítulo VI en base a los resultados obtenidos se procederá a efectuar las conclusiones y 
recomendaciones, que aportarán en la toma de decisiones. 
 
En el capítulo VII  se indica la bibliografía citada, bibliografía consultada y webgrafía que se 
utilizará como referencia  para el desarrollo del proyecto. 
 
El capítulo VIII consta de los anexos como los gráficos de predicciones de los pozos de estudio, 
plan direccional de los pozos de estudio, siglas y abreviaturas y el glosario de términos. 
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CAPÍTULO I 
 
1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
 
1.1. Enunciado del problema  
 
¿Mediante el análisis y evaluación de resultados del uso de las tecnologías (DCIA) y (DCI), se 
recomendara la más eficiente para incrementar la recuperación de petróleo en pozos horizontales 
del campo Edén Yuturi? 
 
1.2. Enunciado del tema 
 
“Análisis y evaluación de resultados del uso de las tecnologías Dispositivo de Control de Influjo 
Autónomo (DCIA) y Dispositivo de Control de Influjo (DCI), aplicadas en pozos horizontales 
seleccionados del campo Edén Yuturi” 
 
1.3. Descripción del problema 
 
La industria petrolera, tiene una creciente demanda mundial y las  exigencias  son cada vez 
mayores para obtener  hidrocarburos de la manera más eficiente posible y   sin ocasionar daños  al  
medio ambiente.     
 
El desarrollo de pozos horizontales y multilaterales es  uno de los avances que  ha tenido la 
industria petrolera, este tipo de pozos  permiten una mayor área de contacto con los yacimientos y 
reducen los costos para alcanzar tasas similares a los pozos convencionales. 
 
La problemática a nivel mundial es la creciente producción de agua en yacimientos depletados, por 
lo que es necesario el uso de tecnologías innovadoras para el control de agua que ayuda a tener una 
mayor recuperación de hidrocarburos. 
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Hoy en día, los pozos horizontales se realizan con la intención de perforar los horizontes 
productivos, en una gran extensión horizontal y no limitarse solo al espesor neto de las 
formaciones, que es el caso de perforaciones de tipo convencional. 
 
En el país se han perforado varios pozos horizontales, no solamente por el beneficio de una mayor 
área de drenaje, sino también por el menor impacto ambiental que esta tecnología brinda al perforar 
múltiples pozos desde una sola plataforma o localización en superficie. 
 
Pero el  hecho  de que los pozos tengan mayor longitud ha dado lugar a algunos problemas en la 
producción, tales como: reducción de presión alrededor de la sección del talón, como consecuencia 
de la caída de presión por fricción del flujo de fluidos en el pozo, la presión no es uniforme a lo 
largo del pozo y causa mayores tasas de producción en el talón, esto a menudo da lugar a principios 
de conificación de agua o de gas. 
 
Debido a esto se desarrollaron los (DCI) y (DCIA) los cuales tienen como propósito igualar el 
diferencial de presión a lo largo del pozo, independientemente de la ubicación y la variación de la 
permeabilidad con diferentes arreglos de los dispositivos, se puede  retardar la irrupción de agua  
mediante la reducción de la velocidad anular a  lo largo del intervalo. 
 
Esto permite contribuir a la producción total a lo largo de todo el pozo y por lo tanto optimizar la 
producción de hidrocarburos es decir  ésta tecnología nos permite tener un mayor control en la 
producción y por ende alargar la vida del reservorio teniendo una mejor rentabilidad del mismo.  
 
Ante lo mencionado la presente investigación se enfoca en realizar el análisis y evaluación de 
resultados del uso de las tecnologías (DCI) y (DCIA) aplicadas en pozos horizontales 
seleccionados del campo Edén Yuturi para determinar la más eficiente en el incremento de la 
recuperación de petróleo. 
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1.4. Objetivos: 
 
1.4.1 Objetivo general. 
 
Realizar el análisis y evaluación de resultados del uso de las tecnologías (DCI) y (DCIA) con el fin 
de determinar cuál es la más eficiente para incrementar la recuperación de hidrocarburos en pozos 
horizontales seleccionados del campo Edén Yuturi. 
 
1.4.2 Objetivos específicos. 
  
 Investigar los parámetros petrofísicos del reservorio y propiedades de los fluidos de los pozos 
horizontales seleccionados del campo Edén Yuturi. 
 
 Describir la Tecnología (DCI) y (DCIA) para completaciones en pozos horizontales. 
 
  Analizar la información de los pozos horizontales seleccionados del campo Edén Yuturi que 
producen con la tecnología (DCI) y (DCIA). 
 
 Comparar el desempeño de pozos horizontales con Completación (DCI) y Completación 
(DCIA). 
 
 Elaborar el análisis económico de la aplicación de las tecnologías (DCI) y (DCIA) para 
establecer cuál es la más rentable. 
 
 Presentar el informe final a los directivos de la Secretaria de Hidrocarburos y a la Facultad de 
Ingeniería en Geología, Minas, Petróleos y Ambiental (FIGEMPA) de la Universidad Central 
del Ecuador. 
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1.5 Justificación 
 
La perforación de pozos horizontales aumenta de  manera notable el contacto entre el yacimiento y 
el pozo perforado permitiendo incrementar la producción de las reservas que se  encuentran en el 
yacimiento. 
 
 Sin embrago en las formaciones homogéneas se  producen caídas de presión significativas; una 
consecuencia de este cambio es el fin de la vida del pozo de  una  manera más rápida que lo normal 
quedando un volumen considerable de reservas sin recuperar.  
 
La presencia de agua en cualquier parte del pozo depende de la heterogeneidad del yacimiento o de 
las diferencias que existen entre el pozo y los contactos de los fluidos. Al implementar los (DCI) o 
los (DCIA), se produce una mayor cantidad de las reservas de hidrocarburos existentes; 
controlando el flujo a través de las secciones de alto régimen de producción dando lugar a mayores 
caídas de presión y por lo tanto una producción mayor  evitando la presencia de agua y gas 
mejorando el desempeño del pozo. 
 
Al existir estas nuevas tecnologías se hace necesario realizar un análisis y evaluación de resultados 
para determinar la más eficiente en incrementar la recuperación de petróleo. 
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CAPITULO II 
 
2. MARCO TEÓRICO 
 
2.1 Marco institucional 
 
“La Secretaría de Hidrocarburos del Ecuador, es la entidad ecuatoriana encargada de ejecutar las 
actividades de suscripción, modificación y administración de áreas y contratos petroleros, así como 
de los recursos hidrocarburíferos del país. Fue creada el 27 de Julio del 2010, mediante el artículo 6 
de la Ley Reformatoria a la Ley de Hidrocarburos y a la Ley Orgánica de Régimen Tributario 
Interno, publicada en el Suplemento del Registro Oficial No. 244”2. 
 
2.1.1 Misión de la Carrera de Ingeniería de Petróleos  
“Formar integralmente a los y las Ingenieros/as de Petróleos con excelencia para el desarrollo de 
todas las actividades relacionadas con el aprovechamiento sustentable de los hidrocarburos, con 
valores éticos y comprometidos/as con el desarrollo del Ecuador, capaces de liderar equipos 
multidisciplinarios y tomar decisiones para responder a las exigencias nacionales e 
internacionales.” 3 
 
2.1.2 Visión de la Carrera de Ingeniería de Petróleos  
 
“Ser líder en el aprovechamiento sustentable de los hidrocarburos en el Ecuador y América”4  
                                                     
2
http://www.she.gob.ec/portal/es/web/hidrocarburos/ 
3
 Estatuto Universidad Central del Ecuador, Art. 3, Julio 2010 
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2.2  Marco legal 
 
En su gestión estará sujeta a los reglamentos que expedirá el Presidente de la República, a la Ley 
de Hidrocarburos. “Para su organización y funcionamiento la Secretaría de Hidrocarburos contará 
con el Reglamento Orgánico Funcional expedido por el Ministro Sectorial”. 
 
2.3  Marco ético 
 
Se respetarán los principios y valores de la Secretaría de Hidrocarburos y se respetará la integridad 
de las personas objeto de la presente investigación.
4
 
 
2.4  Marco referencial 
 
2.4.1  Generalidades de la Cuenca Oriente  
       
La Cuenca Oriente del Ecuador se encuentra ubicada al Este de la Cordillera de los Andes. Su 
actividad geodinámica está relacionada a la subducción de la placa oceánica de Nazca y al 
levantamiento de la placa continental Suramericana. 
  
La cuenca se divide en dos zonas: zona Subandina, conformada por el alto Napo, la depresión de 
Pastaza y el alto Cúcuta, la Zona extensiva  que consiste en una extensa llanura influenciada por 
sistemas fluviales.  
 
Ésta corresponde a la cadena de cuencas sucesivas que se desarrollan desde Venezuela hasta 
Bolivia entre la Cordillera de las Andes y el escudo de Guyanés, formando parte de la gran 
provincia geológica Putumayo en Colombia, Oriente en Ecuador y Marañón  en Perú, conformando 
una gran zona sedimentaria con alto potencial de hidrocarburo.   
 
 
 
 
 
 
 
                                                     
4
http://www.she.gob.ec/portal/es/web/hidrocarburos/ 
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2.4.1.1  Ubicación 
 
La cuenca oriente está entre los Andes ecuatorianos y el escudo Guayanés, forma parte del 
conjunto de cuencas subandinas de tras arco, el mismo que se extiende desde Venezuela hasta 
Argentina (Urien y Zambrano). La cuenca Oriente cubre un área de aproximadamente 100000 Km
2 
(Gráfico 1). 
 
Gráfico 1: Ubicación de la Cuenca Oriente 
Fuente: Secretaria de Hidrocarburos 
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2.4.2 Generalidades del Bloque 12, Campo Edén Yuturi 
 
2.4.2.1 Reseña Histórica 
 
En 1970  la compañía Minas y Petróleos perforó el pozo Yuturi en el periclinal sur de la estructura, 
descubriendo acumulaciones de petróleo de 12.8 a 18 grados API en las areniscas “U Superior, “T 
Superior” Y “M-2”. 
 
A finales de 1996, Occidental Exploration & Production Company,(OEPC) perforó el pozo Edén – 
1, localizado en la culminación norte de la estructura, pozo que confirmó los yacimientos antes 
mencionados y descubrió petróleo de 19.9 a 23.1  grados API en las areniscas “M -1”y  “U 
Inferior”.  Además, este pozo probó la segregación del petróleo mediano, por encima del petróleo 
pesado, en las areniscas  “M -2” y “T Superior “. Estructuralmente este pozo estuvo 60 pies más 
alto que el Yuturi – 1. Por cuanto con el pozo Edén – 1 se descubrió nuevas reservas,  El análisis de 
información sísmica, geológica y de ingeniería evidenció que el Campo Edén-Yuturi es compartido 
entre (OEPC) y Petroproducción. 
 
El Campo Edén-Yuturi entró en producción el 22 de octubre del 2002 con el pozo EY-C6, luego se 
incorporaron los pozos EY-C7, EY-C8 y EY-C5, todos de la isla de producción denominada “C”. 
Hasta Octubre del 2013  en el campo Edén Yuturi  se han perforado  205  pozos.
5
 
 
2.4.2.2 Descripción Geológica 
 
2.4.2.2.1  Estructura 
 
El Campo Edén Yuturi está conformado por dos estructuras importantes, siendo la más importante 
la estructura norte, adyacente a la falla que delimita el Campo y la otra se encuentra en la parte Sur-
Este, cuadrante inferior derecho del Campo.  Adicionalmente existen otros cinco depósitos menores 
de estratigrafía discontinua, determinados como lentes aislados dentro del mismo Campo
6
 
 
2.4.2.2.2  Entrampamiento 
 
La sísmica indica que la estructura del campo Edén Yuturi está conformando por varios altos de 
bajo relieve, interpretados como separados cuyos cierres corresponden a los de una estructura 
anticlinal. 
 
                                                     
5
 Segunda Reforma al Plan de desarrollo del campo Edén Yuturi –Secretaria de Hidrocarburos 
6
  Segunda Reforma al Plan de desarrollo del campo Edén Yuturi –Secretaria de Hidrocarburos 
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Estos lineamientos fueron reactivados durante varias fases compresivas en el Cretácico y Eoceno y 
durante la migración de los hidrocarburos jugaron un papel importante en el entrampamiento. Los 
principales rasgos estructurales descritos se muestran en el mapa estructural en profundidad al tope 
de la arenisca “T” y la arenisca “U”7 
 
2.4.2.3 Ubicación del Bloque 12, Campo Edén Yuturi 
 
El Bloque 12  operado por PETROAMAZONAS EP se  encuentra ubicado en la región oriental de 
la Amazonia Ecuatoriana, en este bloque se halla el  Campo Edén Yuturi ubicado específicamente 
en la provincia de Orellana a 75 km en línea recta del Sureste del Campo Shushufindi y a 30 km al 
Sur del campo Pañacocha.7 (Ver gráfico 2). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 2: Ubicación Geográfica del Bloque 12, Campo Edén Yuturi 
Fuente: Reforma al Plan de Desarrollo del Campo Edén Yuturi; Base de Datos del Departamento 
de Producción (SHE). 
 
BLOQUE 12 
CAMPO EDÉN YUTURI 
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2.4.2.4 Descripción Litológica del Campo Edén Yuturi 
 
Los reservorios productivos de en el Campo Edén Yuturi son todos de la formación Napo que 
corresponden a la era Cretácica Superior y estos son: 
• Arenisca “M1” 
• Arenisca “M2” 
• Arenisca “U”, y 
• Arenisca “T” 
Los reservorios productivos en el Campo edén Yuturi tienen una variedad de anchura producto de 
un valle de ambiente de deposición lleno de marejada fluvial influenciada por un ensamble delta de 
canales de distribución y de marea plana, frente a la orilla, cerca de la costa, mar adentro. El nivel 
relativo del mar no cambia y son considerados a tener importantes factores en la historia de 
deposición del reservorio.7 
 
2.4.2.4.1  Formación Orteguaza 
 
Se encuentra formada por una secuencia de lutitas de gran espesor, con algunos niveles de 
areniscas glauconíticas. En la zona subandina, hacia el oeste se produce un cambio lateral de facies, 
cambiándose ésta a continental, tiene origen somero y posee un espesor estimado de 260 pies.8 
 
2.4.2.4.2 Formación Tiyuyacu 
 
Hacia su tope tiene un ambiente sedimentario, pasa progresivamente de un ambiente de depósitos 
fluviales a un ambiente marino, el cual es más característico de esta formación. El espesor 
aproximado es de 150 pies y la edad asignada a la formación es Eoceno superior. 
 
Posee también un conglomerado de ambiente fluvial, con areniscas y arcilla que descansan en 
discordancia fuertemente erosiva sobre la Formación Tena de un espesor aproximado de 1.000 
pies.8 
 
2.4.2.4.3 Formación Tena 
 
Esta formación tiene un espesor de 400 pies, con una subdivisión en las siguientes arenas: Tena 
Superior, Tena Inferior y Basal Tena, las mismas que poseen un ambiente continental con algunas 
variaciones de facies lluvio-marinas y de plataforma marina elástica somera. Corresponden al 
Cretácico medio a superior (Tena Superior) y Paleoceno (Tena Inferior y Basal) con un espesor de 
400 pies. 
 
                                                     
7
  Segunda Reforma al Plan de desarrollo del campo Edén Yuturi –Secretaria de Hidrocarburos 
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2.4.2.4.4 Formación Napo 
 
Posee reflectores regionales característicos, los cuáles son las calizas que van intercaladas con las 
lutitas y areniscas, con un espesor aproximado de 1.300 pies. La sección sedimentaria Hollín-Napo 
tiene características bien definidas dentro.
8
 
 
2.4.2.5 Características geológicas de las arenas productoras 
 
2.4.2.5.1  Yacimiento M-1 
 
Esta arenisca cuarzosa, con espesores que varían de 0 a 120 pies, de grano fino a medio, con 
clasificación de grano regular, cemento silíceo, a veces Kaolinitica. 
 
Presenta un ambiente de deposición que se considera como deltaico en su parte inferior 
(remanentes de secuencia deltaica tiene presencia) tidal (influenciado por mareas) y marino somero 
hacia el tope. 
 
Para este reservorio se considera que las areniscas de marea erosionaron a la secuencia deltaica 
subyacente observándose en algunos casos la ausencia total de ciclo deltaico. En otros casos se 
observa un remanente de ciclo deltaico por debajo del ciclo tidal y del mismo modo algunos pozos 
han encontrado solo el ciclo deltaico, existiendo la posibilidad de que el ciclo tidal haya sido 
totalmente erosionado en áreas cercanas a la cresta de la estructura o simplemente que el ciclo tidal 
no haya sido depositado.9 
 
2.4.2.5.2  Yacimiento M-2 
 
Esta arenisca presenta propiedades petrofísicas regulares debido a que posee un ambiente marino 
de baja energía lo que dio lugar al depósito de un material fino, el mismo que obstruye la porosidad 
y afecta a la permeabilidad.  
 
En este tipo de ambiente, lo cuerpos arenosos no tienen gran continuidad lateral debido al limitado 
aporte de granos de arena hacia estas áreas.9 
 
 
                                                     
8
 Segunda Reforma al Plan de desarrollo del campo Edén Yuturi –Secretaria de Hidrocarburos 
9
 Segunda Reforma al Plan de desarrollo del campo Edén Yuturi –Secretaria de Hidrocarburos 
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2.4.2.5.3 Yacimiento U Superior 
 
Presenta cemento kaolinítico hacia la base. El ambiente de esta arena es tidal (influencia de 
mareas). Posee un aproximado de 40 pies, la continuidad lateral de este reservorio a través de todo 
el campo es bastante buena.10 
 
2.4.2.5.4  Yacimiento U Inferior 
 
En la parte inferior y media se presenta como una arenisca con una estratificación cruzada (canales 
de marea) y hacia la parte superior aumenta el contenido de intercalaciones de arcilla, lo que indica 
mayor influencia marina y ambiente de depósito más tranquilo (marinosomero).  
 
Debido a que el tipo de roca observado hacia la parte superior de esta secuencia muestra más 
influencia marina y por lo tanto sus características petrofísicas son diferentes de la sección inferior 
(Tidal), se ha subdividido este reservorio en dos cuerpos: U superior (Marino Somero) y U inferior 
(Tidal). El espesor promedio de este reservorio en Edén Yuturi es de 120 pies.10 
 
2.4.2.5.5  Yacimiento T 
 
Este yacimiento se presenta como una secuencia transgresiva, depósitos con influencia de mareas 
hacia la base con estratificación cruzada (canales de marea) y para secuencias de grano decreciente 
hacia el tope.La permeabilidad vertical como la horizontal está afectada por la presencia de capas 
de arcilla que actúan como barreras al flujo de los fluidos. Es una arenisca cuarzosa de grano medio 
a grueso, mal clasificada, algunas veces con matriz kaolinítica y presencia de glauconita en la parte 
superior. Al igual que en la U Inferior se observa dos intervalos, cada uno con características 
petrofísicas diferentes: la parte inferior de mejor calidad y que ha sido descrita como ambiente tidal 
y el intervalo superior de menor calidad, presenta muchas intercalaciones arcillosas y cemento 
calcáreo, arcilloso y glauconita, definido como marino somero.
10
 
 
2.4.2.5.6  Yacimiento Hollín 
 
Este yacimiento muestra una variedad de ambientes deposicionales variando de fluviales a marinos 
someros o plataformas someras relacionadas con cambios de nivel del mar.  
                                                     
10
 Segunda Reforma al Plan de desarrollo del campo Edén Yuturi –Secretaria de Hidrocarburos 
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Se encuentra dividida en Hollín superior y Hollín inferior o principal. La formación superior es de 
origen marino y presenta una geometría compleja, la inferior tiene origen fluvial homogéneo 
extendido y continuo horizontal y verticalmente.
11
 
 
2.4.2.6 Propiedades Petrofísicas 
 
2.4.2.6.1 Porosidad 
 
La porosidad se define como la relación entre el volumen poroso y el volumen total de la roca. 
Matemáticamente: 
 
Ф = porosidad 
Vp = volumen poroso 
Vt = volumen total 
De acuerdo a la interconexión del volumen poroso, la porosidad se define en porosidades absoluta, 
efectiva y no efectiva.
11
 
 
a) Clasificación de la porosidad desde el punto de vista de la ingeniería de petróleos 
 
Durante el proceso de sedimentación y mitificación, algunos de los poros que se desarrollaron 
inicialmente pudieron sufrir aislamiento debido a varios procesos diagenéticos o catagénicos tales 
como cementación y compactación. Por ende, existirán poros interconectados y otros aislados. Esto 
conlleva a clasificar la porosidad en absoluta y efectiva dependiendo de qué espacios porales se 
miden durante la determinación del volumen de estos espacios porosos.
12
 
 
a.1) Porosidad absoluta.  
 
Es aquella porosidad que considera el volumen poroso de la roca esté o no interconectado. Esta 
propiedad es la que normalmente miden los porosímetros comerciales. Una roca puede tener una 
porosidad absoluta considerable y no tener conductividad de fluidos debido a la carencia de 
interconexión poral.12  
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a.2) Porosidad efectiva. 
 
Es la relación del volumen poroso interconectado con el volumen bruto de roca. Esta porosidad es 
una indicación de la habilidad de la roca para conducir fluidos, sin embargo esta porosidad no mide 
la capacidad de flujo de una roca. La porosidad efectiva es afectada por un número de factores 
litológicos como tipo, contenido e hidratación de arcillas presentes en la roca, entre otros.12 
 
a.3) Porosidad no efectiva. 
 
Es la diferencia que existe entre la porosidad absoluta y efectiva. 
 
b) Clasificación de la porosidad desde el punto de vista geológico  
 
A medida que los sedimentos se depositaron en los mares antiguos, el agua fue el primer fluido que 
llenó el espacio poroso. Esta agua se le denomina agua connata. Un método común de clasificación 
de la porosidad se basa en la condición si porosidad se formó inicialmente o si fue producto de una 
diagénesis subsiguiente (dolomitización), catagénesis, campo de esfuerzos o percolación de agua.
12
 
 
b.1) Porosidad primaria o intergranular 
 
La cual se desarrolló al mismo tiempo en que los sedimentos fueron depositados. Rocas 
sedimentarias con este tipo de porosidad son: areniscas (detríticas o clásticas) y calizas (no 
detríticas). 
La porosidad primaria a su vez se clasifica en: 
 
b.2) Porosidad intercristalina. 
  
Se refiere a los espacios existentes entre los planos de un cristal o espacios vacíos entre cristales. 
Muchos de éstos poros son sub-capilares,  poros menores de 0.002 mm de diámetro. La porosidad 
que se encuentra entre cristales o partículas tamaño lodo se llama comúnmente “microporosidad”.13 
 
b.3) Porosidad Integranular. 
 
Es función del espacio vacío entre granos, es decir, de los espacios intersticiales en todo tipo de 
roca. Esta porosidad comprende tamaño sub-capilar a súper-capilar. Generalmente, los espacios 
tienen un diámetro mayor de 0.5 mm.13 
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b.3.1) Planos estratificados. 
 
Existe concentración de espacios vacíos de diferentes variedades paralelos a los planos de 
estratificación. Las geometrías mayores de muchos yacimientos petroleros están controladas por 
este tipo de porosidad. Entre las causas de espacios vacíos en los planos estratificados se cuentan: 
diferencias de los sedimentos depositados, tamaño de partículas y arreglo de depositación y 
ambientes de depositación.
13
 
 
b.3.2) Espacios Sedimentarios Heterogéneos. 
 
Esto se debe a:  
 
 Espacios vacíos resultantes de la depositación de fragmentos detríticos de fósiles.  
 
 Espacios vacíos resultantes del empaquetamiento de oolitas. 
 
 Espacios cavernosos de tamaño irregular y variable formados durante el tiempo de 
depositación. 
 
 Espacios creados por organismos vivos en el momento de la depositación. 
 
b.4) Porosidad secundaria o inducida: 
 
Ocurre por un proceso geológico o artificial subsiguiente a la depositación de sedimentos. Puede 
ser debida a la solución o fractura (artificial o natural) o cuando una roca se convierte en otra 
(caliza a dolomita). La  porosidad secundaria es el resultado de un proceso geológico (diagénesis y 
catagénesis) que tomó lugar después de la depositación de los sedimentos.14 
La magnitud, forma, tamaño e interconexión de los poros podría no tener relación directa de la 
forma de las partículas sedimentarias originales.
14
  
 
La porosidad secundaria se clasifica en: 
 
b.4.1) Porosidad de disolución. 
 
Integrada por canales resultantes de la disolución del material rocoso por acción de soluciones 
calientes o tibias que circulan a través de la roca. Las aperturas causadas por meteorización (juntas 
alargadas y cavernas) y  espacios vacíos causados por organismos vivientes pueden sufrir 
alargamiento debido a dilución.15 
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Dolomitización. Es el proceso mediante el cual la caliza se transforma en dolomita, expresada por: 
 
 
Algunas rocas carbonatas están constituidas solamente por calizas. Si el agua circulante a través del 
espacio poroso contiene suficientes cantidades de magnesio disuelto, el calcio en la roca puede 
intercambiarse por el magnesio en solución. Como el magnesio es más pequeño que el calcio, la 
resultante dolomita tendrá una porosidad mayor, cuyo incremento oscila entre el 12-13 %.15 
 
b.4.2) Porosidad de Fractura. 
 
Son aperturas en la roca producto de fallamiento estructural de las rocas del yacimiento debido a 
tensión originada por actividades tectónicas tales como doblamiento y falla. Esta incluye juntas, 
fisuras, y fracturas. Las porosidades de fractura normalmente no superan el 1 % en rocas 
carbonatadas.
15
 
 
c) Factores que afectan la porosidad 
 
c.1) Tipo de empaque. 
 
Idealmente se pueden formar los siguientes tipos de  empaquetamientos cúbico, romboedral, 
ortorrómbico, tetragonal esfenoidal (Gráfico 3) los cuales tienen diferente valor de porosidad. El 
incremento de la presión de confinamiento hace que los granos pobremente clasificados y 
angulares muestren un cambio progresivo de empaquetamiento aleatorio a un empaque más 
cerrado, reduciendo con ello la porosidad.16 
Según el tipo de empaque se tienen los siguientes valores de porosidad: 
 
Cúbico, porosidad de 47.6 % 
Romboedral, porosidad de 25.9 % 
Ortorrómbico, porosidad de 39.54 % 
Tetragonal esfenoidal, porosidad de 30.91 % 
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Gráfico 3. Empaquetamiento cúbico, romboédrico y cúbico de varillas cilíndricas 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos - Freddy H. Escobar, Ph.D. 
 
c.2) Grado de cementación o consolidación. 
 
Cemento que une los granos y que se forma posterior a la depositación ya sea por dilución de los 
mismos granos o por transporte.  Son cementos: carbonato de calcio, carbonato de magnesio, 
carbonato de hierro, limonita, hematita, dolomita de sulfato de calcio, arcillas, y combinación de 
estos. Las areniscas altamente cementadas presentan bajas porosidades. Lo contrario ocurre con 
rocas poco consolidadas. La cementación toma lugar tanto en el tiempo de mitificación como en el 
proceso de alteración de las rocas causada por agua circulante. 
De la calidad del material cementante dependerá la firmeza y compactación de la roca. Se tiene, 
entonces, formaciones consolidados, poco consolidados y no consolidados.
16
 
 
c.3) Geometría y distribución de granos. 
 
Se debe a la uniformidad o clasificación de los granos. Dicha clasificación depende, a su vez, de la 
distribución del tamaño del material, tipo de depositación, características actuales y duración del 
proceso sedimentario. 
Cuando los granos son más redondeados proporcionan más homogeneidad al sistema y por ende la 
porosidad será mayor.
17
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c.4) Presión de las capas suprayacentes. 
  
Las capas suprayacentes pueden compactar el yacimiento y reducir el espacio poroso. La 
compactación tiende a cerrar los espacios vacíos, forzar el fluido a salir y permitir un mayor 
acercamiento de las partículas minerales, especialmente en rocas sedimentarias de grano fino.18 
 
c.5) Presencia de partículas finas. 
 
La arcillosidad afecta negativamente la porosidad. 
 
2.4.2.6.2 Permeabilidad 
 
La permeabilidad es la capacidad que tiene el medio poroso para permitir el flujo de fluidos. Para 
flujo lineal la ley de Darcy dice que la velocidad de un fluido homogéneo en un medio poroso es 
proporcional a la fuerza de empuje (gradiente de presión) e inversamente proporcional a la 
viscosidad.18 
 
a) Tipos de permeabilidad 
 
a.1) Permeabilidad absoluta. 
 
Es aquella permeabilidad que se mide cuando un fluido satura 100 % el espacio poroso. 
Normalmente, el fluido de prueba es aire o agua. 
 
a.2) Permeabilidad efectiva. 
 
Es la medida de la permeabilidad a un fluido que se encuentra en presencia de otro u otros fluidos 
que saturan el medio poroso. La permeabilidad efectiva es función de la saturación de fluidos, 
siempre las permeabilidades relativas son menores que la permeabilidad absoluta.
18
 
 
a.3) Permeabilidad relativa. 
  
Es la relación existente entre la permeabilidad efectiva y la permeabilidad absoluta. Esta medida es 
muy importante en ingeniería de yacimientos, ya que da una medida de la forma como un fluido se 
desplaza en el medio poroso. La sumatoria de las permeabilidades relativas es menor de 1.0. A la 
saturación residual de crudo, Sor o a la saturación de agua connota, Swc se tiene que kf ≈ kabs. Si 
un 2-3 % de fase no-mojante se introduce, esta se mete a los poros grandes y obstaculiza el flujo de 
la mojante.
19
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Gráfico 4: Curva típica de permeabilidades relativas para sistema gas-aceite 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos - Freddy H. Escobar, Ph.D. 
 
Gráfico 5: Curva típica de permeabilidades relativas para sistema agua-aceite 
Fuente: Fundamentos de Ingeniería de Yacimientos - Freddy H. Escobar, Ph.D. 
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Las curvas de permeabilidades relativas de la fase no mojante tiene forma de S. La curva de 
permeabilidad relativa de la fase mojante es cóncava. Para sistemas agua- aceite el agua es mojante 
(normalmente) en sistemas petróleo-gas, el petróleo es la fase mojante.
19
 
 
2.4.2.6.3 Mojabilidad 
 
Tendencia de un fluido en presencia de otro inmiscible con él a extenderse o adherirse a una 
superficie sólida. Los compuestos polares orgánicos en el crudo reaccionan con la superficie de la 
roca convirtiéndola en mojable por petróleo. 
Geológicamente el agua es mojable. El grado de mojabilidad está relacionado de la siguiente 
forma: Gas < Oil < Agua.
20
 
 Cuando dos fluidos inmiscibles están en contacto, el ángulo formado por ellos (medido sobre el 
agua) se llama ángulo de contacto. 
 
a)  Medida de la mojabilidad. 
 
 El ángulo de contacto es una medida indirecta de mojabilidad. Si θ < 90° se dice que el sistema es 
mojado por agua y si θ > 90° hace referencia a un sistema mojado por aceite (Grafico 6).  
 
En virtud a la variación del contenido mineralógico del medio poroso y a la depositación de 
compuestos orgánicos procedentes del crudo, habrá zonas de diferente mojabilidad. Esto se conoce 
como Mojabilidad Dálmata. En un medio poroso el fluido mojante ocupa los poros menores y el 
no-mojante los mayores. La mojabilidad de un gas prácticamente no existe, esto hace que el gas se 
localice en las zonas de mayor permeabilidad y porosidad.
20
  
 
Gráfico 6: Ángulos de mojabilidad  de agua y aceite 
Fuente: lacomunidadpetrolera.com 
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2.4.2.6.4 Saturación 
 
Es la razón del volumen que un fluido ocupa  con respecto al volumen poroso. Explicándolo de otra 
manera, consideremos un volumen representativo del reservorio, con los poros llenos de petróleo, 
agua y gas, en términos volumétricos podemos expresarlo como: 
 
gwop VVVV   
Dónde: 
Vp= Volumen poroso 
Vo= Volumen de petróleo 
Vw=Volumen de agua 
Vg=Volumen de gas 
Si consideramos  el concepto inicial de saturación,  se define como: 
 
p
fluido
V
V
S 
 
Dónde: 
S= saturación 
Vfluido= Volumen de fluido 
Vp= Volumen poroso 
 
El fluido, en este caso puede ser petróleo, agua o gas, así en el caso del petróleo la saturación de 
petróleo “So” seria: 
p
o
o
V
V
S 
 
La saturación puede ser expresada como una fracción o porcentaje, la saturación de todos los 
fluidos presentes en un medio poroso debe sumar 1 o 100%. Este parámetro cambia tanto en el 
espacio como en el tiempo, el reservorio puede tener diferentes niveles de saturación que cambian 
progresivamente de acuerdo al avance de la producción de fluidos. 
 
La saturación de fluidos de una roca puede variar  desde el 100% hasta valores pequeños pero 
nunca hasta cero, siempre queda una cantidad  de fluidos que no puede ser desplazada, a esto se 
conoce como la saturación residual de fluidos.
21
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2.4.2.6.5  Viscosidad 
La viscosidad es una medida de la resistencia de los líquidos a fluir. Cuanto más viscoso es un 
líquido, más lento es su flujo. La viscosidad de un líquido suele disminuir con el aumento en la 
temperatura, por esta razón la melaza caliente fluye más rápido que cuando está fría. 
Los líquidos con fuerzas intermoleculares fuertes son más viscosos que los que tienen fuerzas 
intermoleculares débiles. El agua tiene mayor viscosidad que muchos otros Líquidos por su 
capacidad para formar enlaces de hidrógeno.22 
a) Viscosidad del petróleo 
 
Se denota como μo. Se define como la medida de la resistencia del petróleo al flujo. Es usualmente 
medida en centipoises, cp, (gr/cm*seg). La resistencia al flujo es causada por fricción interna 
generada cuando las moléculas del fluido tratan de desplazarse unas sobre otras.  
Los valores de μo se utilizan a diferentes presiones, tanto en Ingeniería de Yacimientos como en 
Ingeniería de Producción. Si se dispone de un análisis PVT las medidas de la viscosidad se reportan 
a la presión y temperatura del yacimiento. No obstante, a medida que el fluido fluye a superficie su 
temperatura disminuye, lo que involucra la necesidad de corregir la viscosidad para cambios de 
temperatura, mediante correlaciones empíricas.  
 
Los principales factores de interés en Ingeniería de Petróleos que afectan μo son: La composición 
del petróleo, la temperatura, el gas disuelto y la presión. La μo aumenta cuando disminuye la API y 
también aumenta con un decremento en la temperatura. 
 
El efecto del gas disuelto es disminuir su viscosidad. Mientras exista un incremento en la presión 
sobre un petróleo subsaturado, su viscosidad se incrementará. El método más común de obtener la 
viscosidad del petróleo, μo, consiste en evaluar la propiedad para petróleo muerto (petróleo sin gas 
disuelto) para luego corregirla por efectos del gas disuelto. 
22
 
 
Para sistemas saturados se utilizan la correlación de Beggs y Robinson, desarrollada con más de 
2000 mediciones de viscosidad, usando 600 muestras distintas de petróleo. El rango de variables de 
los datos usados se da a continuación: 
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Variable                                               Rango 
Relación de solubilidad (Rs)                20 a 2070 pcn/BF 
Grados API                                          16 a 58 
Presión (P)                                           0 a 5250 psi 
Temperatura de fondo (TF)                 70 a 245 °F 
 
2.4.2.6.6  Movilidad 
 
Es la relación que existe entre la permeabilidad efectiva y la viscosidad de un fluido. 
 
 
Dónde: 
  f =Movilidad del fluido 
Kf =Permeabilidad efectiva del fluido 
µf =Viscosidad del fluido 
 
En un proceso de flujo multifásico, existe relación entre las movilidades de los fluidos, a esto se le 
conoce como relación de movilidad, M, normalmente se expresa como la relación entre el fluido 
desplazante sobre el desplazado. Si el fluido desplazante es agua. 
 
Si M < 1, significa que el crudo se mueve más fácilmente que el agua, si M = 1 significa que ambos 
fluidos tienen igual movilidad y si M > 1, significa que el agua es muy móvil con respecto al 
crudo.
23
 
 
 
 
Dónde: 
M= Relación de movilidades 
  w= Movilidad del agua  
  o= Movilidad de petróleo 
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2.4.2.7 Propiedades petrofísicas, Arenas Productoras  
Tabla 1: Propiedades petrofísicas de las arenas Productoras 
  
ARENAS PRODUCTORAS 
T PRINCIPAL U SUPERIOR U INFERIOR 
POROSIDAD PROMEDIO (%) 21 19 20 
PERMEABILIDAD PROMEDIO 
Milidarcys (Md)  
1000 1700 1200 
COMPRESIBILIDAD 
PROMEDIO *10-6 (1/Psi) 
6,2 5,98 8,18 
Fuente: Actualización del Plan de Desarrollo Campo Edén Yuturi 
Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
2.4.2.8 Propiedades de los fluidos, Arenas Productoras  
Tabla 2: Propiedades de los fluidos de las arenas Productoras 
  
ARENAS PRODUCTORAS 
T PRINCIPAL U SUPERIOR U INFERIOR 
SATURACION PROMEDIA DE 
AGUA (Sw) % 
29,5 22 25 
VISCOSIDAD DEL PETRÓLEO 
@ Pi (Cp) 
8,6 14,3 4,35 
VISCOSIDAD DEL PETRÓLEO 
@ Pb (Cp) 
6,98 10,3 3,81 
FACTOR VOLUMETRICO DEL 
FLUIDO (BY/BN) 
1,087 1,07 1,135 
RELACIÓN DE SOLUBILIDAD 
(PC/BN) 
67 135 144 
Fuente: Actualización del Plan de Desarrollo Campo Edén Yuturi 
Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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2.4.3  Perforación Horizontal  
 
2.4.3.1  Principios de la Perforación Horizontal 
 
La técnica de perforación horizontal se remonta a los años 50, cuando se realizaron los primeros 
pozos horizontales en Rusia a partir de 1970 se obtienen las mejoras en la técnica de perforación 
direccional, constituyendo actualmente una tecnología de nivel avanzado y confiable.  
 
La perforación horizontal es una derivación directa de la perforación direccional. Con la aplicación 
de esta técnica se puede perforar un pozo direccionalmente hasta lograr un rango entre 80° y 90°de 
desviación a la profundidad y dirección del objetivo a alcanzar a partir del cual se iniciará la 
sección horizontal. Si un pozo horizontal es perforado paralelamente al plano de la arena aumenta 
el área de contacto entre el pozo y la formación; esto puede implicar que éste no sea totalmente 
horizontal (Gráfico 7).  
 
En realidad existen muy pocos pozos horizontales debido a que los yacimientos regularmente 
presentan buzamiento. Esto se refleja en un incremento de la productividad del pozo con respecto a 
un pozo vertical. 
 
Gráfico 7: Pozo Horizontal 
Fuente: http://www.ingenieriadepetroleo.com 
 
Antes de la introducción de los motores de fondo, se utilizaban otras técnicas para desviar un pozo, 
como cucharas, y barrenas desviadoras (jetting). Las herramientas y tecnología han evolucionado 
en los últimos 20 años. Para desviar un pozo se emplea una amplia variedad de herramientas. Los 
Pozos Horizontales pueden proveer solución óptima en situaciones específicas donde es necesario 
lo siguiente: 
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 Mejorarla recuperación y el drenaje del reservorio. 
 Incrementarla producción en reservorios consolidados. 
 Para espaciar y reducir el número de pozos en proyectos de desarrollo y de inyección. 
 Control de conificación de gas/agua. 
 
2.4.3.2  Criterios para el Diseño de un Pozo Horizontal 
 
Las consideraciones que deben tomarse para el diseño de un pozo horizontal son las siguientes: 
Capacidad del equipo de perforación. 
 Diseño de la Sarta o BHA. 
 Trayectoria 
 Hidráulica, limpieza de agujero  
 Torque y Arrastre; capacidad de torsión y tensión de la sarta  
 Consideraciones de tortuosidad 
 Reología y control de sólidos  
 Utilización de registros eléctricos Logging While Drilling (LWD)  
 
Los yacimientos candidatos para ser desarrollados con la perforación de pozos horizontales deben 
cumplir con las siguientes características: 
 Espesores mayores a 15 pies.  
 Reservas remanentes mayores a 500 Mbls, dependiendo de las características del 
yacimiento.  
 Profundidad cercana a los 10.000 pies o menos.  
 Buena caracterización del yacimiento.  
 Mecanismos de producción del yacimiento definidos. 
 Información de núcleos.  
 
2.4.3.3 Ventajas  y Desventajas de los Pozos Horizontales  
 
Ventajas 
 
 Los pozos horizontales pueden aumentar las ratas de producción 3 a 4 veces más que 
los pozos verticales. 
 
 El costo extra de los pozos horizontales se paga con el aumento de las tasas de 
producción. 
 
 En reservorios muy permeables, los pozos horizontales pueden reducir la cantidad de 
pozos y mejorar las tasas iniciales de producción/vida del pozo. 
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 En reservorios fracturados, delgados y discontinuos, los pozos horizontales incrementan 
significativamente la recuperación final debido al drenaje más eficiente. 
 
 El desarrollo de campos marginales puede resultar económicamente factible debido a la 
reducida cantidad de pozos requeridos para explotar el reservorio. 
 
 Incremento en la eficiencia de barrido del pozo. Un espesor mínimo de 15 pies garantiza 
una buena eficiencia de barrido y un buen factor de recuperación.  
    
Desventajas 
 
 Barreras de la permeabilidad vertical restringen la eficiencia de barrido en esa dirección. 
 
 Elevados costos de perforación, ya que se requiere mayor tiempo de equipo que en pozos 
verticales.  
 
 Las opciones de terminación son limitadas en situaciones en las que se desee controlar 
problemas originados por elevados cortes de agua y/o relaciones de gas-petróleo.  
 
 Dificultad para la toma de núcleos.  
 
 La corrida de registros para corregir el rumbo de la perforación presenta dificultad.  
 
2.4.3.4 Técnicas de Perforación Horizontal 
 
Las técnicas de perforación para perforar pozos horizontales y pozos laterales se clasifican en 
cuatro categorías (Véase gráfico 8), dependiendo del radio de curvatura. El radio de curvatura es el 
radio requerido para cambiar la dirección vertical a la horizontal.  
 
a) radio de curvatura ultracorto.  
b) radio de curvatura corto.  
c) radio de curvatura medio.  
d) radio de curvatura largo.  
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Gráfico 8: Tipos de Pozos Horizontales 
Fuente: http://www.ptolomeo.unam.mx 
 
2.4.3.4.1 Pozos de Radio de Curvatura Ultra Corto 
 
Son aquellos pozos horizontales que poseen un radio de curvatura de 1 y 2 pies (0.3048 y 0.6096 
m), con grados de desviación entre 45 y 60 grados por pie y un desplazamiento horizontal de 100 
pies (30.48 m).  
Esta técnica permite perforar pozos horizontales a diferentes niveles desde un mismo pozo vertical, 
facilitando de esta forma el drenaje de yacimientos multicapas y formaciones poco consolidadas.  
 
Esta técnica es muy apropiada en la aplicación de inyección de agua en formaciones blandas, no 
consolidadas y despresurizadas. La aplicación más común de la perforación radial dentro del 
yacimiento se usa para reducir la despresurización del yacimiento por segregación gravitacional o 
para la inyección de vapores u otros fluidos, dentro del yacimiento que tiene recuperación de 
energía no natural.  
 
2.4.3.4.2 Pozos de Radio de Curvatura Corto 
 
Estos pozos tienen un radio de curvatura entre 20 y 45 pies (6.096 y 13.716 m), con un ángulo de 
desviación de 1 a 3 grados por pie y un desplazamiento horizontal de 100 a 500 pies (30.48 a 152.4 
m). El diámetro del hoyo es una de las pocas variables que limitan la aplicación del sistema.  
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Esta técnica también es conveniente para una sección horizontal en pozos ya existentes con baja 
productividad y por cambio de objetivo. Rigurosamente se usan herramientas articuladas en la sarta 
de perforación.  
 
Una de las ventajas es que se tiene una curva corta; para yacimientos poco profundos, sin embargo 
dentro de sus desventajas se encuentra el hecho de que se trata de un agujero limitado por lo que se 
necesitan de múltiples viajes así como requerimiento de rotación.  
 
Dentro de las herramientas utilizadas se encuentran las flexibles y las tuberías articuladas.  
 
2.4.3.4.3 Pozos de Radio de Curvatura Medio 
  
Este tipo de pozos tiene un radio de curvatura entre 100 y 1,000 pies (30.48 y 304.8 m), con un 
máximo de desviación de 20 /100 pies cuando se perfora en forma orientada, aunque el espacio 
entre el hoyo, la herramienta y la bajada del revestidor pueden cambiar estos límites. Debido a su 
reducida profundidad vertical, se requiere menos espacio de localizaciones para alcanzar un 
objetivo horizontal comparativamente con pozos de radio largo.  
 
Esta técnica es la más usada en pozos terrestres. La curvatura tiene la función de proteger la 
ubicación del agujero cuando se tienen formaciones con fallamientos y estratos muy pronunciados. 
Con ello se logra que el pozo pueda perforarse y terminarse en el tiempo estimado.  
 
Su aplicación principalmente es yacimientos fracturados, marinos y cuando se tiene problemas de 
conificación de agua y gas.  
 
2.4.3.4.4  Pozos de Radio de Curvatura Largo. 
 
El uso de este tipo de pozos es limitado para las perforaciones de desarrollo, es básicamente con 
fines de estudio y definición del yacimiento. El radio de curvatura oscila entre 1,000 y 3,000 pies 
(304.8 y 914.4 m), con un ángulo de desviación de 1 a 7 grados por cada 100 pies (30.48 m). La 
longitud del radio determina la profundidad a la cual se debe perforar para alcanzar la inclinación 
deseada, sin embargo, sería necesario incrementar el diámetro del hoyo para asentar revestidores 
intermedios en la porción desviada del hoyo. 
 
En este tipo de pozos se pueden utilizar los métodos de levantamiento artificial, pero considerando 
el riesgo operacional. Si se colocan en la sección superior del pozo se puede arriesgar la producción 
si no se tiene una presión de formación mínima para levantar la columna de fluido por encima del 
equipo de levantamiento.  
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Ésta técnica es la más común y se aplica en pozos costa afuera. Es conocida como largo alcance o 
alcance extendido. 
 
Gráfico 9: Ilustración tipos de pozos Horizontales 
Fuente: http://www.ptolomeo.unam.mx 
 
2.4.4  Flujo de Fluidos en Pozos Horizontales 
 
2.4.4.1 Ley de Darcy 
 
La ley de Darcy establece que la velocidad de un fluido homogéneo en un medio poroso es 
proporcional al gradiente de presión e inversamente proporcional a la viscosidad. (Gráfico 10). 
 
Condiciones del experimento: Se utilizó agua que es un fluido incompresible, newtoniano es decir 
su viscosidad no cambia en reposo o movimiento, monofásico (unidimensional). Una sola fase 
donde tenemos permeabilidad absoluta, medio isotrópico, flujo laminar. 
 
Darcy.- Una roca tiene la permeabilidad de un Darcy cuando un fluido con una viscosidad de un 
centipoise avanza a una velocidad de un centímetro por segundo bajo un gradiente de presión de 
una atmósfera por centímetro.  
 
La ley de Darcy enuncia una relación lineal que es válida en flujo laminar y no turbulento, es decir, 
a bajas velocidades del fluido involucrado. 
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1) 
 
 
2) 
  
Reemplazamos  1) en  2) 
 
 
Gráfico 10: Ley de Darcy 
Fuente: Muñoz Segovia Gabriel Andrés, Tesis, UCE, Estudio del comportamiento del campo 
Shushufindi mediante análisis e interpretación de pruebas de restauración de presión 
 
La mayoría de las rocas almacén poseen una permeabilidad del  orden de una fracción de Darcy. 
Un lecho de arena compactado pero no  consolidado posee una permeabilidad de varios Darcys. 
 
Consideremos además una sección de tipo cilíndrica en un medio  isotrópico, asumido por la 
mayoría de los pozos en producción,  considerando una rata de flujo positiva en la dirección de 
producción del  pozo. Así como la caída de presión entre 2 puntos cercanos tendríamos  las 
siguientes constantes de proporcionalidad.  
 
1. A la densidad de la rata de flujo, Q/A  
2. A la viscosidad del fluido, µ  
3. E inversamente proporcional a la permeabilidad del reservorio, k. 
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Para Flujo Lineal a condiciones de campo se tiene: 
 
Dónde: 
K= Permeabilidad (Darcys)  
A= Área de la sección transversal (ft2)  
Q= Caudal (B/D)  
P= Presión (PSI)  
L= Longitud (ft)  
μ= Viscosidad (cP) 
1.127= constante de conversión en unidades de campo 
Para Flujo Radial a condiciones de superficie se tiene: 
 
 
Dónde: 
K= Permeabilidad (Darcys)  
h= Espesor (ft
2
)  
Qo= Caudal (B/D)  
Pe= Presión estática (PSI)  
Pwf= Presión de fondo fluyente (PSI)  
μo= Viscosidad (cP)  
βo= Factor volumétrico del petróleo (BY/BN)  
re= Radio exterior (in)  
rw= Radio del pozo (in)  
S= Daño de formación (adimensional) 
7.08= Constante de conversión a unidades de campo 
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Gráfico 11: Esquema para flujo radial  
Fuente: Muñoz Segovia Gabriel Andrés, Tesis, UCE, Estudio del comportamiento del campo 
Shushufindi mediante análisis e interpretación de pruebas de restauración de presión.  
 
2.4.4.2 Pérdidas de Presión 
 
En general las pérdidas de presión en un sistema se deben básicamente a cuatro factores. 
 
1. Rozamiento en las paredes de la tubería, el cual es función del diámetro interno de la tubería y de 
su rugosidad, así como de la densidad, la velocidad y la viscosidad del fluido. 
 
2. Cambios de dirección del flujo. 
 
3. Obstrucciones en el paso del flujo. 
 
4. Cambios repentinos o graduales en la superficie, y contorno del paso del flujo. 
 
Las pérdidas de presión en tuberías se dan primordialmente debido a la fricción, es por esto que 
todos los cálculos se encaminan a establecer el valor de (hfs), pérdida por fricción de superficie, 
este está dado por la expresión: 
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Dónde: 
L = Longitud de la Tubería. 
f = Factor de Fricción. 
D = Diámetro interno de la Tubería. 
v = Velocidad Media. 
gc = Factor de proporcionalidad 
Cuando un fluido se desplaza uniformemente por una tubería recta, larga y de diámetro constante, 
la configuración del flujo indicada por la distribución de la velocidad sobre el diámetro de la 
tubería adopta una forma característica. Cualquier obstáculo en la tubería cambia la dirección de la 
corriente en forma total o parcial, alterando el flujo y ocasionando turbulencia, lo cual origina una 
pérdida de energía adicional. 
 
2.4.4.2.1 Efecto de Ensanchamientos. 
 
Cuando la sección transversal de la conducción de un fluido, se ensancha bruscamente, la corriente 
de éste se separa de la pared y se proyecta en forma de chorro en la sección ensanchada donde se 
expande hasta ocupar la totalidad de la sección transversal. Debido a esto se denota un espacio 
entre el chorro expandido y la pared de la conducción donde existe fluido en movimiento de 
vórtice. (Gráfico 12). 
 
Gráfico 12: Efecto de un Ensanchamiento Brusco 
Fuente: Crane Co. Flujo de Fluidos en válvulas, accesorios y Tuberías. McGraw-Hill. New York. 
1985. 
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2.4.4.2.2  Efecto en Reducciones. 
 
Cuando se reduce el área transversal de una conducción, el fluido no puede adaptarse 
completamente al borde en ángulo recto, perdiendo contacto con la pared de la conducción, 
formando un chorro que se proyecta al interior de la tubería de menor diámetro en la cual primero 
se contrae y luego se expande hasta ocupar totalmente la sección transversal de la tubería. (Gráfico 
13). 
 
Gráfico 13: Efecto de una reducción 
Fuente: Crane Co. Flujo de Fluidos en válvulas, accesorios y Tuberías. McGraw-Hill. New York. 
1985. 
 
Desde el punto de vista de Ingeniería de Yacimientos, un pozo horizontal es considerado una 
fractura de conductividad infinita, es decir, la caída de presión a lo largo de la longitud del pozo es 
muy pequeña y despreciable. Así que el pozo horizontal representa un pozo largo donde la presión 
en el pozo en toda la extensión es constante. 
Si la caída de presión del pozo horizontal es pequeña al compararse con la caída entre la presión de 
yacimiento y la de fondo fluyente, para todos los propósitos prácticos, un pozo horizontal puede ser 
considerado como un pozo de conductividad infinita, es decir, un pozo a una presión constante. En 
contraste con eso, si la presión a través de la sección horizontal es significativa con respecto al 
diferencial de presión, entre la presión del yacimiento y la de fondo fluyente, este diferencial 
cambiaria a través de la longitud del pozo, por lo tanto, cambiaria también la producción del pozo. 
En los pozos horizontales las grandes caídas de presión a través de la sección horizontal ocurren 
principalmente en yacimientos con altas permeabilidades.  
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En tales yacimientos, las tasas de flujo no están restringidas por la productividad del pozo, sino por 
las limitaciones de caídas de presión en las tuberías de producción. 
2.4.4.2.3 Opciones de completación: 
 
 La caída de presión depende de la opción de la completación:  
 Diámetro del pozo. Si aumentamos el diámetro del pozo, la caída depresión disminuirá 
porque el fluido del pozo entrará en una primera etapa, consiguiendo un área más grande 
del flujo (región de flujo radial incrementada).  
 Variaciones en las perforaciones. La altura del intervalo perforado y la profundidad de la 
penetración.  
 Equipo de control de arena. Empaquetamientos con grava, filtros o una combinación de 
éstos.  
 Dispositivos de Control de Influjo (DCIA) regulan la caída de presión en la totalidad de la 
sección horizontal del pozo  
 
Gráfico 14: Vista de planta y la sección transversal o lateral del pozo. 
Fuente: Halliburton 
2.4.4.3  Regímenes de Flujo 
 
Al inicio de la vida de un pozo este experimentan altas tasas de producción, durante el período que 
dure ésta elevada producción y se alcance la condición de estado semiestable se pueden observar 
varios regímenes de flujo. 
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2.4.4.3.1 Flujo radial 
 
El régimen de flujo más importante para la interpretación de pruebas de variación de presión es el 
flujo radial, el cual se reconoce como una recta con pendiente igual a la unidad de la derivada. La 
geometría del flujo radial se describe como líneas de flujo que convergen a un cilindro circular. En 
el gráfico 15 se muestran los diferentes regímenes de flujo radial. 
 
 
Gráfico 15: Diferentes tipos de flujo radial 
Fuente: http://www.ptolomeo.unam.mx 
 
 
2.4.4.3.2 Flujo lineal 
 
La geometría de flujo lineal consiste en vectores lineales de flujo estrictamente  paralelos. El flujo 
lineal se muestra en la derivada como una recta con pendiente  positiva de 1/ 2.  
 
El gráfico 16 muestra el por qué éste tipo de flujo se presenta en pozos verticales fracturados y en 
pozos horizontales. Éste régimen de flujo también  se ha encontrado en yacimientos alargados. 
Debido a que las líneas de flujo  convergen a un plano, los parámetros asociados al régimen de 
flujo lineal son la  permeabilidad del yacimiento en dirección de las líneas de flujo y el área de 
flujo normal a estas. El valor de la capacidad de flujo 𝑘ℎ del yacimiento obtenida de otro régimen 
de flujo puede utilizarse para calcular el ancho del área de flujo. Esto proporciona el tamaño de la 
fractura de un pozo vertical fracturado, la longitud de producción efectiva de un pozo horizontal o 
el ancho de un yacimiento alargado. 
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La combinación de datos que presenten flujo lineal y flujo radial (sin importar el orden) nos puede 
proveer los valores de Kx y Ky En un yacimiento anisotrópicos, la productividad de un pozo 
horizontal es mejorada al perforar el pozo en dirección  normal a la máxima permeabilidad 
horizontal. 
 
Gráfico 16: Diferentes tipos de flujo lineal 
Fuente: http://www.ptolomeo.unam.mx 
 
El gráfico 17 muestra las diferentes fases de una prueba de variación de presión en  un pozo 
horizontal en esta se presentan dos flujos especiales para pozos horizontales Inicialmente el flujo se 
presenta de forma radial en un plano  vertical hacia el pozo, indicado por una meseta en la derivada 
de la presión de la  gráfica log-log. A éste régimen se le denomina flujo pseudo-radial temprano 
debido  a que el patrón de flujo elíptico es resultado de la anisotropía vertical y horizontal. 
 
El segundo régimen de flujo comienza cuando el flujo alcanza las fronteras superiores e inferiores 
del intervalo productor y comienza el flujo lineal hacia el pozo dentro de un plano horizontal. Éste 
régimen de flujo intermedio se caracteriza por una recta con pendiente de 1 /2 en la gráfica log-log 
de la derivada. 
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Gráfico 17. Identificación de los distintos Regímenes de flujo 
Fuente: http://www.ptolomeo.unam.mx 
 
2.4.4.4 Índice de Productividad (IP)  
 
Es una relación entre el drawdown y la tasa de flujo y es el punto de partida en el análisis de 
comportamiento del pozo. El concepto de índice de productividad (J), fue desarrollado como un 
indicador o parámetro clave en la determinación de la capacidad de producción de un pozo, es 
decir, es el potencial o habilidad que tiene un pozo para producir fluido relacionado con un 
diferencial de presión entre la presión Estática y la Presión de Fondo Fluyente o “Drawdown”. 
 
 
Dónde: 
Pe: Presión estática, [lpc]. 
Pwf: Presión de fondo, [lpc]. 
ΔP: Drawdown, [lpc]. 
Qo: Tasa de petróleo, [BND]. 
J: Índice de productividad, [BND/lpc]. 
 
El valor de J calculado para diferentes pozos pertenecientes al mismo yacimiento (operando bajo 
las mismas condiciones de tasa de producción y presión de fondo fluyente) puede constituir una 
herramienta muy poderosa para determinar si existe daño en los pozos en cuestión, ya que dichos 
valores deberían coincidir. 
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La ecuación que se muestra a continuación permite determinar los valores necesarios para graficar 
la presión de fondo fluyente (Pwf) versus la tasa de petróleo (Qo), se obtiene una línea recta de 
pendiente igual al inverso del índice de productividad. La representación gráfica de la relación 
existente entre la tasa de crudo y la presión de fondo fluyente es conocida como “Inflow 
Performance  Relationship” (IPR). 
 
 
Gráfico 18: Presión de fondo fluyente versus tasa de producción. 
Fuente: http://saber.ucv.ve 
 
2.4.4.4.1  Índice de Productividad En Pozos Horizontales 
 
El comportamiento de afluencia de un pozo horizontal se caracteriza por la  combinación de un 
flujo radial y lineal, que se extiende a lo largo de los límites  del yacimiento.  
Un factor preponderante en dichos pozos, es la diferencia entre la permeabilidad horizontal y 
vertical de la formación, conocida como anisotropía, la cual incide significativamente en la 
productividad de los mismos. 
 
Con el fin de predecir el rendimiento de este tipo de pozos se han desarrollado numerosos modelos 
analíticos los cuales ayudan  para la  construcción de la gráfica de IPR asumiendo una presión 
constante sobre la sección horizontal, lo que implica que el hoyo presenta una conductividad 
infinita.  
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Estos estudios cuantifican el comportamiento de afluencia tomando en cuenta un flujo monofásico 
o bifásico dentro del reservorio. 
 
a) IP para reservorios homogéneos e isotrópicos: 
 
El índice de productividad en el estado continúo estacionario para pozos horizontales dentro de 
reservorios homogéneos e isotrópicos está dado por los siguientes métodos: 
a.1) Método de Joshi: 
 
Dónde:  
J= Índice de Productividad, BPPD/Lppc.  
q= Tasa de Petróleo, BPPD.  
Pr= Presión Estática del yacimiento, Lppc.  
Pwf= Presión de fondo fluyente, Lppc.  
Kh= Permeabilidad horizontal  efectiva del petróleo, mD  
h= Espesor del yacimiento,pies. 
μo= Viscosidad del petróleo, cP. 
re= Radio de drenaje de un pozo vertical, pies.  
a= Semieje mayor de la elipse del área de drenaje para pozo horizontal, ft.  
L= Longitud horizontal efectiva, pies.  
reh= Radio de drenaje de un pozo horizontal, pies. 
βo= Factor volumétrico del petróleo, BY/BN.  
rw= Radio del pozo. pies 
0.007078=Constante de conversión en unidades de campo 
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a.2) Método de Giger 
 
 
Dónde:  
J= Índice de Productividad, BPPD/Lppc.  
q= Tasa de Petróleo, BPPD.  
Pr= Presión Estática del yacimiento, Lppc.  
Pwf= Presión de fondo fluyente, Lppc.  
Kh= Permeabilidad horizontal  efectiva del petróleo, mD  
h= Espesor del yacimiento,pies. 
μo= Viscosidad del petróleo, cp. 
L= Longitud horizontal efectiva, pies.  
reh= Radio de drenaje de un pozo horizontal, pies. 
βo= Factor volumétrico del petróleo, BY/BN.  
0.007078=Constante de conversión en unidades de campo 
 
a.3) Método de Borisov 
 
Dónde: 
J= Índice de Productividad, BPPD/Lppc.  
q= Tasa de Petróleo, BPPD.  
Pr= Presión Estática del yacimiento, Lppc.  
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Pwf= Presión de fondo fluyente, Lppc.  
L: longitud de la sección horizontal del pozo, ft 
h: espesor de la formación, ft 
rw: radio del pozo, ft 
re: radio de drenaje del pozo vertical, ft 
 
 ft= √
   (     )      
 
 
 
0.007078=Constante de conversión en unidades de campo 
 
b) IP para Reservorios Homogéneos y Anisotrópicos: 
  
Muchos reservorios son anisotrópicos y tienen diferentes valores de permeabilidad en diferentes 
direcciones. Por ejemplo, en un reservorio laminado, la permeabilidad vertical es usualmente 
mucho menor que la permeabilidad horizontal.  
Un reservorio que es interceptado por un gran número de fracturas verticales tendrá mayor 
permeabilidad vertical que permeabilidad horizontal.  
 
La anisotropía de la permeabilidad puede tener un considerable efecto sobre la productividad de un 
pozo horizontal. 
 
b.1) Método de Joshi 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Dónde: 
 
J= Índice de Productividad, BPPD/Lppc.  
q= Tasa de Petróleo, BPPD.  
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Pr= Presión Estática del yacimiento, Lppc.  
Pwf= Presión de fondo fluyente, Lppc.  
Kh= Permeabilidad horizontal efectiva del petróleo, mD  
h= Espesor del yacimiento,pies. 
μo= Viscosidad del petróleo, cp. 
a= Semieje mayor de la elipse del área de drenaje para pozo horizontal, ft.  
L= Longitud horizontal efectiva, pies.  
reh= Radio de drenaje de un pozo horizontal, pies. 
βo= Factor volumétrico del petróleo, BY/BN.  
rw= Radio del pozo. pies 
0.007078=Constante de conversión en unidades de campo 
β = Relación de  la permeabilidad  horizontal y vertical 
 
b.2) Método de Renard Dupuy 
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Dónde: 
J= Índice de Productividad, BPPD/Lppc.  
Kh= Permeabilidad horizontal  efectiva del petróleo, mD  
h= Espesor del yacimiento,pies. 
μo= Viscosidad del petróleo, cp. 
a= Semieje mayor de la elipse del área de drenaje para pozo horizontal, ft.  
L= Longitud horizontal efectiva, pies.  
reh= Radio de drenaje de un pozo horizontal, pies. 
βo= Factor volumétrico del petróleo, BY/BN.  
rw= Radio del pozo. pies 
0.007078=Constante de conversión en unidades de campo 
β = Relación de  la permeabilidad  horizontal y vertical 
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2.4.5  Conificación 
 
2.4.5.1  Generalidades 
 
La conificación es el movimiento vertical del agua o gas, hacia arriba y abajo  respectivamente, en 
dirección de las perforaciones de la zona productora de petróleo de un determinado pozo. 
 
2.4.5.2  Conificación de Agua. 
 
Es propio de los yacimientos que tienen empuje  hidrostático y en especial empuje de fondo; la 
conificación es causada por  los gradientes de presión establecidos en el borde del pozo, 
provocados por la  producción del petróleo, donde la conificación depende de la tasa de 
producción. 
 
Gráfico 19: Conificación de agua 
Fuente: Ingenieria-de-yacimientos.lacomunidadpetrolera.com 
 
2.4.5.3  Conificación de Gas 
 
Este fenómeno ocurre en yacimientos de petróleo que tienen una capa de gas libre sobre el 
petróleo, en la figura se puede observar como el contacto gas petróleo es comprimido alrededor del 
pozo, provocando que el gas se abra paso hacia el pozo, como consecuencia del flujo radial de 
petróleo y la diferencia de presiones en la vecindad del pozo. 
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Gráfico 20. Conificación de gas 
Fuente: Ingenieria-de-yacimientos.lacomunidadpetrolera.com 
 
La conificación se desarrolla después de que ciertas condiciones de equilibrio son desbalanceadas, 
como consecuencia de los diferenciales de presión que exceden a los límites críticos. 
 
2.4.5.4  Definición de digitación (Fingering) 
 
En casos más generales, para reservorios heterogéneos, y/o en presencia de una desfavorable 
relación de movilidad de los fluidos, el proceso de desplazamiento es dominado por fuerzas 
viscosas, y usualmente resulta de las altas irregularidades en el frente de agua. 
 
El agua puede introducirse por lugares de alta conductividad, como son fallas o debido a elevadas 
permeabilidades, conocido también como fingering, generando rápidamente un rompimiento del 
cono de agua en algunos pozos productores. 
 
Al mismo tiempo, las grandes heterogeneidades geológicas (sellos, fallas, o variaciones 
estratigráficas), pueden prevenir el avance del agua en algunas áreas del reservorio. 
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Gráfica 21: Esquema de digitación en un pozo 
Fuente: Ingenieria-de-yacimientos.lacomunidadpetrolera.com 
 
2.4.5.5  Diferencia entre la conificación de pozos horizontales y  verticales 
 
Los factores que producen la conificación de agua son similares tanto para pozos horizontales 
como verticales, pero debido a la configuración del pozo, este se desarrolla  en forma diferente en 
el yacimiento, en pozos verticales la caída de presión se concentra alrededor del pozo, hacia un 
punto  común (perforaciones de la zona productora), mientras que en pozos horizontales las  caídas 
de presión se distribuyen a lo largo de la longitud horizontal del pozo. La Conificación de agua en 
pozos verticales se conoce como Water Coning, en tanto que en pozos horizontales se conoce como 
Water Cresting. (Gráfico 22). 
 
Gráfico 22: Tipos de conificación 
Fuente: Ingenieria-de-yacimientos.lacomunidadpetrolera.com 
Water Coning Water Cresting 
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2.4.6 Dispositivos de Control de Influjo (DCI) 
 
2.4.6.1  Introducción a la tecnología de la herramienta 
 
Los Dispositivos de Control de Influjo fueron desarrollados con el propósito de maximizar la 
recuperación de reservas en pozos horizontales, retardando la intrusión de agua y gas y 
maximizando las reservas recuperadas de una manera eficiente y económica.  
 
Las técnicas de perforación de pozos horizontales y pozos multilaterales incrementan 
significativamente el contacto entre el pozo y el yacimiento. Este mayor contacto permite que se 
utilicen menos caída de presión para lograr tasas de producción equivalentes a las de los pozos 
verticales o desviados convencionales. 
 
Sin embargo en los pozos horizontales completados con liner ranurado, mallas y aun revestidor, 
cementado y cañoneado no hay capacidad para que el operador controle estos parámetros que no 
sean tasas de producción y presión de fondo fluyente. 
 
Una vez establecidos estos parámetros el pozo producirá fluidos principalmente de las zonas más 
permeables. 
 
Si existen zonas saturadas de agua ya sea lateralmente o de fondo, el agua se moverá más 
fácilmente por las zonas más permeables e irrumpirá en el pozo aumentando rápidamente el corte 
de agua. 
 
Para controlar la entrada de fluido a lo largo de toda la sección horizontal se utilizan 
completaciones con (DCI) Dispositivos de Control de Influjo y empacaduras para segmentar el 
pozo en función de la permeabilidad. Es decir el pozo es segmentado separando las zonas más 
permeables de las menos permeables. 
 
En las zonas más permeables los (DCI)  son diseñados para restringir la entrada de fluido (mayor 
choque, menos diámetro, mayor delta P a través de la completación). Frente a las zonas menos 
permeables los (DCI)  son diseñados para provocar la menor restricción posible. De esta manera el 
drenaje de fluidos tiene un perfil más regular a los largo de la sección horizontal y la entrada de 
agua sea retrasada en el tiempo. 
 
La descripción anterior corresponde a un yacimiento heterogéneo. El gráfico 23 muestra un 
yacimiento heterogéneo con variaciones de permeabilidad en la sección horizontal del pozo y 
completado de forma convencional (liner ranurado o mallas) sin (DCI). El mayor aporte de fluidos 
será por la zona más permeable y por allí irrumpirá el agua.   
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Gráfico 23: Irrupción de agua en reservorios heterogéneos sin DCI 
Fuente: Halliburton 
 
El gráfico 24 muestra una completación con (DCI) en un pozo horizontal heterogéneo. El pozo es 
segmentado con empacaduras de acuerdo a las permeabilidades. Los (DCI) frente a las zonas más 
permeables son diseñados para restringir el flujo en esta zona. 
 
Gráfico 24: Irrupción de agua en reservorios heterogéneos con DCI 
Fuente: Halliburton 
 
En yacimientos homogéneos no hay rangos de contraste en permeabilidad. Sin embargo se produce 
el efecto talón-punta, esto es, existe un mayor diferencial de presión pozo-yacimiento en la sección 
del talón. Los fluidos son favorablemente producidos por esta sección y si existe agua lateral o de 
fondo también irrumpirá por esta sección.  
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Esto se muestra en la parte superior del grafico 25. En la parte inferior de la figura 25 se muestra el 
mismo pozo completado con (DCI) estos son diseñados para crear una mayor restricción en la zona 
del talón distribuyéndose a lo largo de la sección horizontal para asegurar un flujo homogéneo en la 
sección. 
 
Gráfico 25: Efecto Talón-Punta en un pozo Horizontal 
Fuente: Schlumberger 
 
En yacimientos homogéneos se utilizan (DCI) para evitar el efecto talón- punta como se muestra en 
el gráfico 26. 
 
Gráfico 26: Irrupción de agua en reservorios homogéneos con DCI 
Fuente: Halliburton 
POZO CON COMPLETACION  CONVENCIONAL 
POZO CON COMPLETACION  (DCI)
 
 POZO CON COMPLETACION  CONVENCIONAL 
 54 
 
Esta estrategia combate los fenómenos de conificación de agua o formación de crestas de gas a 
través de las zonas más permeables, detiene el flujo anular entre los compartimientos y permite el 
aislamiento de las zonas potencialmente con agua. 
 
2.4.6.2  Principio de funcionamiento del Dispositivo de Control de Influjo 
 
Están diseñados para balancear el perfil de influjo del pozo minimizando el flujo anular a expensas 
de una caída de presión adicional, limitada, entre la formación y el pozo. La caída de presión se 
logra por medio de orificios, tubos capilares, caminos tortuosos o capilares de mayor diámetro y 
longitud según el diseño del DCI que se use.  
 
2.4.6.3. Beneficios que ofrece esta tecnología  
 
 Maximiza la recuperación de las reservas de petróleo. 
  
 Incrementan la vida productiva del pozo. 
 
 Controla las zonas de producción con mayor permeabilidad. 
 
 Corrige el flujo irregular causado por los efectos del talón-punta y permeabilidad 
heterogénea. 
 
 Balancea el flujo a lo largo de la sección horizontal. 
 
 Crea un perfil de producción homogénea. 
 
 Control de fluidos no deseados retrasando el avance  de agua o gas en el 
reservorio. 
 
 Combate los fenómenos de conificación de agua o formación de crestas a través de 
las zonas más permeables. 
 
 Están diseñados con fines de producción o inyección. 
 
 Se puede aplicar en pozos horizontales, desviados y en diversos tipos de 
yacimientos. 
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2.4.6.4 Descripción del Dispositivo de Control de Influjo 
 
El (DCI) regulador de influjo; consiste de canales de flujo que varían en número, longitud y 
diámetro basada en requerimientos de producción y características del reservorio.  
 
Actualmente, los diseños de (DCI) más utilizados en el mercado de la industria petrolera son de 3 
tipos: 
 
 DCI tipo Orificio o Boquilla 
 DCI tipo Canal Helicoidal o Tortuoso 
 DCI Tipo Tubo Capilar  
 
La función de los DCI es producir una caída de presión. Cada uno de los tipos básicos de 
dispositivos DCI utiliza un principio operativo diferente para lograr la caída de presión. 
 
2.4.6.4.1 DCI tipo Orificio o Boquilla 
 
Los dispositivos (DCI) tipo orifico se basa en utilizar diámetros pequeños para producir la caída de 
presión. La caída de presión se produce mediante el ajuste del número de orificios de diámetro 
conocido y las características del flujo de cada herramienta. Los orificios se insertan en una camisa 
colocada alrededor de una tubería base. Otra opción consiste en una cámara anular ubicada en la 
tubería base en la que construyó el (DCI). 
 
La caída de presión que se produce en orifico es una función de la tasa de flujo a medida que el 
fluido atraviesa los orificios de restricción insertados en la tubería base o en el alojamiento externo 
a la tubería base. Según el principio de Bernoulli, la caída de presión producida a través de un 
orificio se incrementa en función del cuadrado de la velocidad del flujo de fluido, la cual aumenta 
cuando se reduce el diámetro de apertura del orificio. 
 
Cuando están en operación, el fluido de yacimiento pasa a través de un cedazo para evitar que 
pasen al interior de la herramienta partículas de formación. Posteriormente a la cámara de flujo 
donde se encuentran los orificios, aquí se produce la caída de presión y posteriormente ingresa al 
interior de la tubería de producción. 
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Gráfico 27: (DCI) tipo orificio 
Fuente: Alhanati  Francisco, Marzo 2010  ICD’s para reducir de producción de agua 
 
 
 
 Gráfico 28: (DCI) tipo boquilla 
Fuente: Schlumberger 
 
2.4.6.4.2 DCI tipo Helicoidal o Tortuoso 
 
Los dispositivos helicoidales hacen que el fluido fluya a través de canales cuyo diámetro y longitud 
varía por diseño. (Gráfico 29). La presión diferencial provista por estos dispositivos está 
determinada por la fricción producida contra la superficie de los canales y constituye una función 
de la tasa de flujo y de las propiedades de los fluidos. 
 
Al estar basados en la fricción que produce un fluido al pasar por un tubo largo de diámetro 
reducido, este tipo de dispositivo es muy sensible a los cambios de viscosidad y puede producir 
ineficiencias provocando la misma caída de presión debido a alto flujo o al flujo de petróleo y agua.  
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Además de ser muy dependientes de la viscosidad, no permiten realizar cambios en la herramienta 
los que dificulta realizar cambios en la completación cuando se está en el lugar de trabajo. 
También, por el hecho de ser un tubo largo, enrollado alrededor de la tubería base, ante cualquier 
paro en producción se puede decantar finos en las partes bajas de los tubos lo que produce 
taponamientos.   
 
 
Gráfico 29: (DCI) tipo canal Helicoidal 
Fuente: Alpay Erkal, Schlumberger, 2010  Dispositivos de Control de Influjo 
 
2.4.6.4.3 DCI tipo tubo Capilar 
 
Consiste en una cámara anular sobre una tubería estándar. El fluido del reservorio es producido 
desde la formación a través del filtro de arena a la cámara de flujo. La caída de presión requerida es 
creada por un juego de capilares. Después de fluir a través de los capilares el flujo procede dentro 
de la tubería a través de un juego de entradas. La longitud y diámetro interior del capilar está 
diseñado para producir la presión diferencial necesitada para la eficiencia óptima de la 
completación.   
 
 58 
 
 
Gráfico 30: Partes del DCI tipo tubo Capilar 
Fuente: Halliburton 
 
2.4.7 Dispositivos de Control de Influjo Autónomo (DCIA) 
 
2.4.7.1. Introducción a la tecnología de la herramienta 
 
El Dispositivo Autónomo de Control de Influjo (DCIA) fue desarrollado específicamente para 
reducir la  producción desigual de los fluidos a lo largo de la completación horizontal.  
 
Los  (DCIA) pueden reducir significativamente la producción de líquidos no deseados una vez que 
estos llegan al pozo. Esta reducción en los fluidos no deseados se produce autónomamente, 
utilizando la tecnología innovadora de dinámica de fluidos con el fin de diferenciar entre los 
fluidos deseados y no deseados. 
 
Los (DCIA)  no requieren orientación de fondo de pozo y no contiene sellos elastoméricos. Esto da 
como resultado una solución simple, fiable y rentable cunado se los compara con los DCI de 
generación más antigua. (Birchenko et.al, 2008). 
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Gráfico 31: Dispositivo de Control de Influjo Autónomo  
Fuente: Halliburton 
 
2.4.7.2. Descripción del Dispositivo de Control de Influjo Autónomo 
 
Es una nueva generación de Dispositivo de Control de Influjo que tiene la habilidad de restringir 
automáticamente el flujo en pozos horizontales, basado en las propiedades del fluido que fluye a 
través de este. Entre estas características se tiene. 
 
 Funciona como un (DCI) pasivo tradicional durante la producción de petróleo. 
 En gran medida restringe el agua no deseada o la producción de gas en caso de ruptura 
 Resistente a la erosión 
 Se entrega con todas las configuraciones de mallas comunes 
 No requiere equipos o procedimientos de instalación especializada 
 No hay líneas de control 
 No contiene partes móviles 
 No requiere la orientación de fondo de pozo 
 
Por ello se lo conoce como Dispositivo de Control de Influjo Autónomo (DCIA). 
 
2.4.7.3. Beneficios que ofrece esta tecnología 
 
La ventaja fundamental de los (DCIA) es  que cuando pasa agua a través del dispositivo se produce 
una mayor caída de presión que cuando pasa petróleo, concepto totalmente contrario a los (DCI) 
tradicionales por ello se controla de mejor forma el avance excesivo y temprano de agua. (Gráfico 
32). 
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Por ejemplo si deseamos producir 200 BPPD se requerirá una caída de presión de 
aproximadamente 3,5 bar, esto es con los DCI como con los DCIA. Para producir los mismos 200 
BAPD por ser un fluido menos viscoso que el petróleo y tener mayor movilidad se necesita una 
pérdida de carga de 1 bar esto con la DCI, en cambio con el DCIA al producir 200 BAPD se 
requiere una pérdida de carga mucho mayor de aproximadamente 7 bar. Es decir cuando viene el 
agua se requiere más pérdida de carga en relación al petróleo lo que ayuda significativamente en el 
control del fluido no deseado. El caso es que con la DCIA cuando viene el agua produce una caída 
de presión adicional. 
 
 
Gráfico 32: Comparación de la pérdida de carga que requiere al producir agua entre los (DCI) y 
(DCIA). 
Fuente: Halliburton 
 
2.4.7.4. Principio de funcionamiento del Dispositivo de Control de Influjo Autónomo 
 
Los  (DCIA) funcionan dirigiendo los diferentes fluidos a través de vías, la elección del  camino se 
determina por la geometría del (DCIA)  y por las propiedades del fluido. Las propiedades de los 
fluidos más importantes para el funcionamiento de estos dispositivos son la densidad, la viscosidad, 
y la velocidad de flujo del fluido.  
La densidad y la velocidad de flujo se utilizan para describir las fuerzas de inercia, mientras que la 
viscosidad y la velocidad de flujo se utilizan para describir las fuerzas viscosas. Los (DCIA) operan 
mediante el uso de un equilibrio entre las fuerzas de inercia y las fuerzas viscosas en el fluido. Al 
ajustar la geometría de flujo pueden ser muy sensibles a las propiedades de los fluidos.   
 
La elección de la vía se determina por el equilibrio de las fuerzas de inercia y las fuerzas viscosas. 
Cuando las fuerzas de inercia son dominantes, el flujo tiende a mantener la dirección original y se 
ira por la vía recta.  
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Gráfico 33: Modelo (DCIA) simplificado 
Fuente: SPE-Halliburton 
 
Cuando las fuerzas viscosas son dominantes, el flujo tenderá a extenderse a través de todas las vías, 
y el flujo se divide entre la ruta divergente  y la vía recta. Por lo tanto, el fluido se dirige a los 
diferentes caminos dependiendo de las propiedades del fluido. 
 
La elección de la vía se determina por el equilibrio de las fuerzas de inercia y las fuerzas viscosas. 
Cuando las fuerzas de inercia son dominantes, el flujo tiende a mantener la dirección original y se 
ira por la vía recta. Cuando las fuerzas viscosas son dominantes, el flujo tenderá a extenderse a 
través de todas las vías, y el flujo se divide entre la ruta divergente  y la vía recta. Por lo tanto, el 
fluido se dirige a los diferentes caminos dependiendo de las propiedades del fluido. 
 
El petróleo que tiene fuerzas de viscosidad más altas, tenderá a dividirse  entre las vías divergentes 
y recta, el agua y el gas, que tienen fuerzas de inercia más altas, tienden a tomar la vía recta y pasar 
por alto la ruta divergente. 
 
CAMINO 
DIVERGENTE 
CAMINO RECTO 
ENTRADA 
VERTICE 
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Cuando la mayor parte de la producción de fluido es un fluido deseado, como el aceite los (DCIA) 
están diseñados de manera que todos los fluidos tendrán tanto la ruta divergente como recta. 
 
El momento angular del fluido en las dos vías es equilibrada, y habrá  mínima rotación dentro de la 
cubeta vórtice. Como resultado, el fluido pasará directamente hacia la salida. Los (DCIA) 
proporcionan una restricción mínima al fluido de producción y actuará como un (DCI) pasivo 
estándar. 
 
Cuando la mayor parte de la producción de fluido es un fluido menos deseable, como el agua o el 
gas, los (DCIA) están diseñados de manera que todos los líquidos tendrán predominantemente la 
vía recta y pasará por alto la ruta divergente.  
 
Cuando los fluidos toman la vía  recta, entran en la cubeta vórtice tangencialmente con un alto 
momento angular.  A continuación se muestra en el gráfico 34 una simulación de las líneas de 
corriente de  un (DCIA). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 34: Resultados de la simulación sobre la AICD simplificada. A) La línea de corriente del 
flujo de aceite, y B) líneas de corriente para el flujo de agua 
Fuente: SPE-Halliburton 
 
 
 
Más rápido 
Más 
lento 
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2.5 Hipótesis 
 
El análisis y evaluación del uso de la tecnología (DCIA) y (DCI) permitirá determinar la más 
eficiente para incrementar la recuperación de petróleo y disminuir significativamente la producción 
de agua en pozos horizontales seleccionados del campo Edén Yuturi. 
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CAPITULO III 
 
3. DISEÑO METODOLÓGICO 
 
3.1  Tipo de estudio  
 
El presente estudio es de carácter descriptivo, prospectivo, de campo, transversal e investigación 
bibliográfica. 
 
(a) Estudio Descriptivo: Debido a que describe el análisis y evaluación de resultados del uso 
de las tecnologías (DCIA) y (DCI) en pozos horizontales seleccionados del campo Edén 
Yuturi. 
 
(b) Estudio Prospectivo: porque los resultados obtenidos serán aplicados en el futuro para 
resolver el problema tratado. 
 
(c) Estudio de campo: Porque los datos se los toma de los pozos seleccionados del campo 
Edén Yuturi.  
 
(d) Estudio transversal: El estudio se lo realiza en el periodo Septiembre 2013 – Febrero 2014. 
 
3.2  Universo y muestra  
 
El Universo de estudio  son 205 pozos perforados en el campo Edén Yuturi y se tomará una 
muestra de 6 pozos  que se seleccionarán con los siguientes criterios: 
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Pozos Horizontales  
Pozos Horizontales implementados con tecnología (DCIA). 
Pozos Horizontales implementados con tecnología (DCI). 
Pozos Horizontales que producen de la misma arena. 
3.3  Métodos y técnicas de sistematización de datos 
 
La  técnica aplicada será la recolección de datos de los pozos completados con (DCIA) y (DCI) 
para posteriormente realizar el análisis y evaluación de los mismos  y seleccionar la tecnología más 
eficiente.  
 
3.3.1 Principios de las tecnologías (DCI) y (DCIA) 
 
En un yacimiento heterogéneo donde hay variación de permeabilidad lateral el pozo va a fluir, la 
más alta es la que va entregando todos sus fluidos  y si tenemos un contacto en la parte de abajo, 
que básicamente en Ecuador es uno de los mayores problemas la producción de agua de fondo 
como agua lateral, que entra por este sector muy rápidamente y también va a disminuir la 
producción de petróleo de los otros sectores, con el mismo concepto entonces lo que hacemos es 
cementar el pozo para su control. 
 
Imaginemos un yacimiento con tres permeabilidades diferentes y pensar conceptualmente que 
tenemos una barrera muy delgada que es impermeable, y que esas fases que estamos atravesando 
tienen una presión de reservorio de 2900 psi y vamos a perforar un pozo; lo completamos con un 
liner ranurado o una malla (SAS). (Gráfico 35). 
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Gráfico 35: Ejemplo de reservorio heterogéneo con permeabilidad variable completado con SAS.  
Fuente: Halliburton 
 
Vamos a dibujar; como seria la evolución de la presión desde el radio del pozo hacia adentro que 
forma una especie de elipse hablando conceptualmente. 
 
Se produce el pozo horizontal y en cada zona si en este momento la consideramos estándar va a 
producir y va entregar una tasa que va a ser proporcional a su permeabilidad, vamos obtener 
entonces una medida de presión, y para cada una de ellas esa medida de presión va a ser de acuerdo 
a su permeabilidad, vamos a tener una presión en cada una de ellas en este caso vamos a suponer 
que sea de 2750, 2600, y 2450 PSI. 
 
Porque si queremos sacar el mismo fluido de todas las zonas tengo hacer un mayor drawdown para 
las zonas que tengan menor permeabilidad. La pérdida de carga que entre la cara de la formación y 
el tubo es mínima (1psi o 2psi) de acuerdo al petróleo, en este caso explicativo se asume 10 psi de 
diferencia. 
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Gráfico 36: Ejemplo de reservorio heterogéneo con permeabilidad variable completado con SAS. 
Producción zona de 800 mD. 
Fuente: Halliburton 
 
Entonces podemos ver que dentro de la tubería tenemos alrededor de 2740 PSI y en esta condición 
es muy conceptual, las zonas menos permeables no pueden fluir dentro de un tubo que tiene una 
presión mayor. 
 
Gráfico 37: Ejemplo de reservorio heterogéneo con permeabilidad variable completado con SAS. 
Restricción de producción de las zonas menos permeables. 
Fuente: Halliburton 
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Básicamente las dos zonas menos permeables están en desventaja, en realidad esto no es así pues 
no existen estas barreras estándar. 
 
Al ser la zona de mayor permeabilidad, la única productora, dando lugar al paso prematuro del 
agua por esta zona que daría origen a la conificación. 
 
 
Gráfico 38: Ejemplo de reservorio heterogéneo con permeabilidad variable completado con (SAS).   
Se produce conificación. 
Fuente: Halliburton 
 
En realidad la zona más permeable pone la presión en el fondo del pozo digamos en este caso 2748 
PSI y todas van a fluir de acuerdo a esta presión de fondo fluyente, así las tres zonas fluyen pero 
esto ocasiona una desigualdad de producción sobre todo en la zona de mayor permeabilidad donde 
se puede producir conificación. 
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Gráfico 39: Ejemplo de reservorio heterogéneo con permeabilidad variable completado con (SAS). 
Producción desigual de las tres zonas. 
Fuente: Halliburton 
 
3.3.1.1 Pérdida de Presión por el (DCI) y el (DCIA) 
  
Por todos estos antecedentes con las mallas (SAS), Actualmente Petroamazonas EP, realiza la 
completación de sus pozos con (DCI) y con (DCIA)  por los beneficios que veremos a 
continuación. 
 
Para parar el avance de agua y una inminente conificación se debe controlar la presión en el tubo 
(es decir se produce una caída de presión dentro del pozo pero controlada). Con ello van a fluir las 
3 zonas con un caudal grande y uniforme.  
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Gráfico 40: Ejemplo de reservorio heterogéneo con permeabilidad variable completado con 
(DCIA) y Swellpacker. 
Fuente: Halliburton 
 
Los (DCIA) se colocan dentro del pozo, y en la zona de mayor permeabilidad que es la que pone la 
presión la vamos a chocar para que disminuya a 2400 PSI (en este caso)  y así puedan fluir todas 
las zonas un caudal grande y uniforme. 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 41: Ejemplo de reservorio heterogéneo con permeabilidad variable completado con 
(DCIA) y Swellpacker. Caída de presión de la zona de mayor permeabilidad para permitir el flujo. 
Fuente: Halliburton 
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El efecto Skin es aquel que produce una caída de presión adicional cerca del pozo, los (DCIA) 
hacen algo parecido pero este sería un daño controlado y beneficioso, como se dijo anteriormente 
en la zona más permeable, que es de 8000 mD vamos a producir una caída de presión más grande 
para llegar a 2400 PSI como si fuese un skin mayor pero mecánico. Mientras que a la zona de 6000 
mD se le restringe el caudal un poco menos y a la de 4000 D mucho menos todavía como se 
observa en el grafico 42. 
 
Gráfico 42: Ejemplo de reservorio heterogéneo con permeabilidad variable completado con 
(DCIA) y Swellpacker. Producción uniforme de las tres zonas. 
Fuente: Halliburton 
 
Los (DCIA) permiten que el fluido entre solo por las válvulas previamente diseñadas y ello 
produce más pérdida de carga. El fluido ingresa uniformemente, se restringe el ingreso de agua y se 
evita la conificación. Los swellpackers se usan ya que si no los coloco el fluido se iría por la zona 
donde exista menos restricción. 
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Gráfico 43: Ejemplo de reservorio heterogéneo con permeabilidad variable completado con 
(DCIA) y Swellpacker. Evita la conificación. 
Fuente: Halliburton 
 
Con estas nuevas tecnologías (DCI) y (DCIA), se espera una mayor recuperación de petróleo. (Ver 
gráfico 44). 
 
Gráfico 44: Comparación de una completación (SAS) y (DCI). 
Fuente: Halliburton 
 
Si en condiciones similares comparamos una completación convencional (SAS) con (DCI) y 
(DCIA) vamos a tener los siguientes resultados en los cuales las columnas azules representan la 
producción acumulada de agua y las columnas negras representan la producción acumulada de 
petróleo en 55 meses de producción. (Ver gráfico 45). 
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Gráfico 45: Comparación de una completación SAS, DCI y DCIA. 
Fuente: Halliburton 
 
3.3.1.2 Swellpacker 
 
El sistema de aislamiento deslizable (Slip-On) Swellpacker se basa en las propiedades de 
hinchamiento del elastómero al sumergirlo en hidrocarburos o en agua. Su hinchamiento es hasta 
un 200% para sellar el espacio anular alrededor del tubo y se hincha hasta lograr un aislamiento 
efectivo de la zona. 
 
Este sistema deslizable único mantiene un sello interno total contra el tubo. Una vez usado, el 
elastómero mantiene la flexibilidad, y así, permite que el sistema Swellpacker se adapte a los 
cambios de forma con el transcurso del tiempo y, al mismo tiempo, retiene la integridad del sello. 
Sus propiedades autoreparables hacen que esta tecnología sea verdaderamente innovadora para 
todas las aplicaciones de aislamiento de zona. 
 
En la actualidad los yacimientos petrolíferos exigen a los operadores encontrar tecnologías más 
simples, seguras y estables para las tareas que se realizan en el fondo del pozo. El sistema de 
aislamiento Swellpacker es un sistema innovador que cumple con todos estos criterios. 
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Gráfico 46: Sistema de Aislamiento Deslizable (Slip-On) Swellpacker 
Fuente: Halliburton 
 
El sistema de aislamiento deslizable (Slip-On) Swellpacker no requiere que se suministre el tubo 
base desde el principio en el proceso de fabricación ya que se instala en la base de operación o en el 
sitio de trabajo de forma tal que se deslice sobre el extremo del revestimiento o de la junta del tubo. 
Esto permite almacenar y mantener un inventario de herramientas, lo que a su vez, simplifica la 
logística y reduce significativamente los costos.  
 
El sistema se puede emplear en pozo abierto o entubado. En algunas aplicaciones de pozos sin 
entubar, los operadores pueden evitar por completo la cementación y disparos. De esta manera, se 
reduce el gasto relacionado con estas operaciones. Al reducir los costos de construcción de pozos, 
ahorrar tiempo en perforación y aislar las zonas de producción, el sistema de aislamiento deslizable 
(Slip-On) Swellpacker ayuda a alcanzar niveles de rendimiento en yacimientos petrolíferos 
complicados. 
 
Los packer hinchables constan de un tubo base (base pipe), una goma (rubber) o elemento 
elastomérico y anillos finales de protección de la goma (end rings), La goma posee una barrera de 
difusión que protege a las capas de hinchamiento baja y alta. (Gráfico 47). Los Swellpacker 
comienzan su proceso de hinchamiento al contacto con agua (Water Base Mud — WBM) o al 
contacto con petróleo (Oil Base Mud — OBM), según sea el diseño de completación.   
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Gráfico 47: Partes del Swellpacker 
Fuente: Halliburton 
 
3.3.1.2.1 Instalación 
 
Para instalarlo, simplemente deslice el sistema de aislamiento deslizable (Slip-On) Swellpacker 
sobre el tubo base y asegúrelo en su lugar con los anillos de los extremos. Baje al pozo en conjunto. 
La simplicidad del producto no necesita una atención especializada para la instalación y el personal 
en sitio lo pueda colocar. 
 
3.3.1.2.2 Características 
 
 Es adecuado para pozos descubierto o entubado. 
 Se instala en cualquier tubo base. 
 Construcción sólida. 
 No contiene partes móviles. 
 Tecnología autoreparable y sin intervención. 
 Se puede instalar en la mayoría de los de fluidos. 
 Polímeros múltiples disponibles para ofrecer soluciones de hinchamiento en petróleo (OS, 
Oil Swelling), hinchamiento en agua (WS,Water Swelling) e hinchamiento hibrido.  
 (HB, Hybrid Swelling). 
 Sistema de tecnología de retardo de hinchamiento. 
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3.3.1.2.3 Beneficios 
 
 No es necesario un operador especializado para la instalación. 
 Se mantiene la integridad del revestimiento. 
 Logística simplificada. 
 Permite ajustes de último momento para la colocación. 
 Sellado perfecto en pozos con geometría irregular. 
 Evita que los filtros de arena se obstruyan. 
 Solución alternativa a cementar y disparos. 
 Reduce los riesgos operativos. 
 Aísla las zonas de producción con mayor efectividad.  
 Reduce los costos y el tiempo de perforación de pozos. 
 
3.3.1.2.4 Aplicaciones  
 
Los sistemas de aislamiento deslizables (Slip-On) Swellpacker pueden ser componentes clave en 
empaque con grava para aislamiento y en terminaciones de filtros o mallas para reducir 
migraciones de finos. 
 
En yacimientos con tendencia a la producción de arena, la herramienta de aislamiento deslizable 
(Slip-On) Swellpacker permite un aumento de la productividad y reduce los costos de construcción 
de pozos debido a que el sistema se instala sin la necesidad de personal operativo especializado.  
 
En terminaciones con Dispositivos Autónomos de Control de Influjo (DCIA), las herramientas 
deslizables se emplean para crear compartimentos más cortos para una mejor administración del 
yacimiento. A continuación las principales aplicaciones: 
  
 Aislamientos en pozos descubierto o entubado. 
 Ensambles en pozo descubiertos o entubado. 
 Control del agua. 
 Multilaterales. 
 Control autónomo de control de arena. 
 Compartimentación para terminaciones de filtros/dispositivos de control de influjo.  
 Aislamiento de empaque con grava. 
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Tabla 3: Especificaciones técnicas Swellpacker 
 
 
Fuente: Halliburton 
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3.3.1.2.5 Proceso de hinchamiento con hidrocarburo 
 
 Goma que se hincha y expande al contacto con hidrocarburo. 
 Proceso de Difusión. 
 Moléculas de Hidrocarburo entrampadas en la estructura molecular de la goma por la 
afinidad entre  las moléculas. 
 Continúa el hinchamiento hasta que alcanza el equilibrio. 
 Cuando el hinchamiento es controlado, se genera presión interna dentro del elastómero. 
 Proceso de una vía/irreversible. 
 Variables Viscosidad y Temperatura. 
 
 
Gráfico 48: Elastómeros que se hinchan en Aceite 
Fuente: Halliburton 
 
3.3.1.2.6 Proceso de hinchamiento con agua 
 
a) Por Osmosis 
 
La ósmosis es un fenómeno físico relacionado con el comportamiento de un sólido como soluto de 
una solución ante una membrana semipermeable (en nuestro caso el polímero hinchable de nuestro 
Swellpacker) para el solvente pero no para los solutos. 
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Tal comportamiento entraña una difusión simple a través de la membrana permeable, sin "gasto de 
energía". Este proceso se encuentra determinado por una diferencia de concentración entre los dos 
medios separados por la membrana; no requiere de un aporte de energía debido a que su principal 
fuerza impulsora es el aumento de la entropía total del sistema. En este proceso el desplazamiento 
de las moléculas se produce el hinchamiento del swellpacker por gradiente de concentración. 
  
 Hipotónico, es un medio que tiene menor cantidad de soluto que otro con el que se 
compara. Menor cantidad de soluto por lo tanto mayor cantidad de solvente o agua. 
 Hipertónico, es un medio que contiene mayor cantidad de soluto con otro con el que se lo 
compara, por lo tanto menor cantidad de agua o solvente y en consecuencia el agua tiende 
a ir desde donde hay menos soluto hacia donde hay más soluto. 
 
Gráfico 49: Elastómeros que se hinchan en Agua 
Fuente: Halliburton 
 
a.1) Proceso: 
 
 El agua es absorbida por el polímero impregnado de sal. 
 El proceso se detiene en el tiempo de equilibrio entre el medio hipertónico y medio 
hipertónico. 
 Si el hinchamiento está confinado, se desarrolla presión osmótica en la goma. 
 Proceso de dos vías. 
 Proceso afectado por Salinidad y Temperatura. 
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Gráfico 50: Proceso de hinchamiento por osmosis 
Fuente: Halliburton 
 
a.2) Por afinidad natural   
 
 Mecanismo de hinchamiento menos dependiente de la salinidad.   
 Permite el hinchamiento a bajas temperaturas.   
 Hinchamiento es más rápido a menores temperaturas.   
 Proceso de una sola vía.  
 Proceso dependiente de la Salinidad y Temperatura. 
 
3.3.1.2.7 Mecanismo de retardo de hinchamiento 
 
 Barrera patentada a la velocidad de hinchamiento. 
 Probado en campo, permite flexibilidad en el diseño.  
 El diámetro exterior no necesita ser sacrificado.  
 Puede ser probado con experiencias en el laboratorio. 
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Gráfica 51: Mecanismo de retardo de hinchamiento 
Fuente: Halliburton 
 
3.3.1.2.8 Condiciones generales para el funcionamiento del Swellpacker  
 
 Swellpacker es resistente a ataques químicos 
 Numerosas pruebas realizadas con diferentes químicos de la industria petrolera a 
condiciones de fondo (150°C).  
 Ácidos orgánicos e inorgánicos  
 Inhibidores de incrustaciones  
 Salmueras pesadas  
 H2S, CO2 
 
De pruebas de  laboratorio y la correlación de Arrhenius, está basado en la degradación termal, la 
siguiente formula calcula la vida estimada del elastómero en un Swellpacker. (Tabla 4) 
 
Tabla 4: Estimado de vida útil del elastómero en un Swellpacker   
 
Fuente: Halliburton 
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3.3.1.2 NETool
TM
  Software de Simulación 
 
El NETool es un software que trabaja en estado de equilibrio; basado en una red de datos para 
simular el cálculo rápido del flujo de fluido multifásico a través de la completación del pozo y la 
región del borde del pozo, está basado en ecuaciones de pérdida de presión en el reservorio, en el 
espacio anular y en la tubería de producción, la completación del pozo y la región cercana al pozo 
están representados por una distribución de nodos que pueden ser interconectados por canales de 
flujo.  
La especificación de detalles en la completación da una caída de presión adecuada para cada canal 
de flujo a través de la colocación interactiva y selección de componentes a utilizar con una función 
de las correlaciones de caída de presión, los efectos de la posición, la longitud y configuración de la 
completación en respuesta de la producción. Esta es una herramienta muy utilizada por los equipos 
de planeamiento, completación y optimización de producción. 
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Gráfica 52: Pantalla del simulador Netool 
Fuente: Halliburton
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Para observar los efectos del uso de una completación (DCIA) o (DCI), serán necesarios los datos 
de la trayectoria de los pozos, y las condiciones del reservorio como la presión y la permeabilidad. 
El factor de daño puede ser determinado manualmente o ser calculado de los datos de reservorio. 
  También tendrán que ser incluidas las propiedades de los fluidos como permeabilidad relativa y 
PVT. Además, permite ingresar diferentes rangos de los parámetros, que pueden ser cambiados por 
el usuario para evaluar diferentes escenarios. 
 
NETool llena el vacío entre los simuladores de yacimientos donde no se puede modelar el 
comportamiento de producción de pozos cuando la completación juega un rol importante en la 
proporción de producción de fluidos y el software de completación donde no se tenía en cuenta el 
yacimiento. Combina la productividad del yacimiento con el rendimiento de flujo de la 
completación para permitir el modelado rápido y eficaz de la hidráulica del reservorio. 
 
Para que el software sea utilizado óptimamente los pozos y el yacimiento deben tener ciertas 
características: 
 
 Pozos horizontales largos.  
 Pozos inteligentes y avanzados.  
 Pozos a través de varias zonas.  
 En zonas con diferentes presiones.  
 Otras situaciones complejas de completación.  
 
Realizando la simulación  NETool nos ayudará a: 
 
 Obstaculizar la irrupción de gas o de agua.  
 La colocación de pozos dentro del yacimiento.  
 Pozos Multi-laterales.  
 Determinar la producción de las zonas de baja presión o flujo cruzado en ellas. 
 Selección y diseño de componentes avanzados de terminación.  
 
3.3.1.3.1 Beneficios del uso de NETool 
 
El uso del programa nos  permite tener beneficios en algunos parámetros importantes  los cuales se 
enumeran a continuación. 
 
a) Mejora el diseño de la completación  
  
 Simula de forma precisa los patrones complejos de flujo en la producción del pozo.  
 Mejora el diseño del pozo y las acciones basadas en el rendimiento de la producción.  
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 Realiza la completación de acuerdo a las propiedades encontradas durante la perforación.  
 
b) Optimización de la producción  
 
 Evalúa el impacto en la producción para la nueva perforación y tecnología de 
completación.  
 Entender el mal desempeño de los pozos en producción.  
 Interpretación de Producction Logging Tools (PLT).  
 
3.3.1.3.2 Características 
 
La completación de pozos hidráulicos en:  
 Petróleo – gas – agua como flujo de fluidos no newtonianos.  
 Presión de petróleo / volumen / temperatura (PVT) del modelo, pasando a través del punto 
de burbuja, al condensado.  
 Tubería simultánea y el flujo de anular.  
 Completación de las correlaciones específicas de flujo.  
 Matriz de la ecuación completa (como un simulador de yacimientos), no es un análisis 
nodal.  
 Especificación de BHP / THP o el caudal como objetivo de la simulación.  
 Modelos de productividad: en honor a heterogeneidades locales, variaciones de daños skin, 
la permeabilidad relativa y los efectos de PVT.  
 Definición interactiva de la trayectoria del pozo y los detalles de completación.  
 
3.3.1.3.3 Aplicaciones   
 
 Optimización de los dispositivos autónomos de control de flujo de (DCIA).  
 Finalización del diseño.  
 Requisitos de aislamiento zonal.  
 Estrategia de perforación.  
 Diseño multilateral.  
 Comprensión de Producction Logging Tools (PLT) y pozos problemáticos. 
 DCIA vs válvulas de entrada de control (ICVs) y el aislamiento zonal.  
 Pozo de inyección y los perfiles de producción.  
 Longitud óptima.  
 Optimización del retraso de la conificación de gas.  
 Diseño de Stinger (Cementación). 
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Gráfico 53: Conjunto de datos del reservorio- Software Netool 
Fuente: Halliburton
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3.3.1.3.4 Opciones de completaciones  
 
 Tubo de blanco.  
 Orificio abierto.  
 Revestimiento perforado.  
 Revestimiento ranurado.  
 Envuelto mallas de alambre.  
 Empaques de grava y gravilla pozo entubado.  
 DCIA, DCI   
 En las válvulas de la tubería.  
 Packers.  
 Colapso anular.  
 Uniones multilaterales.  
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Gráfico 54: División de la sección horizontal por segmentos para realizar la completación con DCIA en el software Netool 
Fuente: Halliburton
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3.3.1.4 QuikLook™  Simulador de Reservorio  
 
QuikLook es un software multifásico avanzado, 3-D, de cuatro componentes, es un simulador 
numérico del reservorio no isotérmico. 
 
El simulador se usa en la completación, diseño y tratamiento de pozos, como en el caso de 
fracturamiento hidráulico, control de arena y control de agua. Es capaz de predecir la producción 
de pozos y reservorios complejos. 
 
El software QuikLook™ es una herramienta de simulación de reservorios de Halliburton que puede 
ser utilizado para estudiar los efectos a largo plazo de una completación con (DCI) y (DCIA) en el 
reservorio. Es excepcionalmente versátil y fácil de correr, con visualización eficaz y capacidades 
de reportes de producción, usando datos importados de otros simuladores si es necesario. Es 
también posible modelar la posibilidad de arenamiento y modelos geomecánicos.  
 
QuikLook combina el poder de los simuladores numéricos de reservorios con una interfaz de 
usuario más simple capaz de procesar un modelo de 1.000.000 de celdas. Su herramienta de manejo 
de fluidos de reservorio tiene un interfaz capaz de incorporar datos complejos del pozo, chequear la 
consistencia de los mismos, producir diagramas suplementarios, pantallas gráficas interactivas, e 
iniciar y monitorear las corridas de simulación y analizar resultados.  
 
El simulador proporciona una lógica y muy fácil interfaz gráfica de usuario para introducir datos 
complejos requeridos por la simulación numérica exacta. La interfaz gráfica de usuario tiene 
controles de consistencia, parcelas adicionales,  gráficos interactivos y otras herramientas 
necesarias. 
 
Un número arbitrario de pozos con restricciones de flujo diferentes pueden ser simulados 
simultáneamente. Se puede usar para modelar casi todos los efectos cerca del pozo tales como 
cambio en el régimen de flujo debido a una fractura, la inyección de líquido o la conificación de 
agua en el campo todo esto simulando a escala. 
 
El simulador QuikLook puede ayudar a predecir el resultado de un número de operaciones en una 
amplia variedad de configuraciones del pozo.   
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3.3.1.4.1 Aplicaciones  
 
 Conocer fracturas de pozos verticales, horizontales y desviados.  
 Efecto de conificación. 
 Efecto de canalización.  
 Técnicas de control de agua y arena.  
 Efecto de la geomecánica en la producción.  
 Puede predecir la cantidad de arena producida combinado con otro simulador. 
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Gráfico 55: Vista de la distribución de saturación de agua en Quiklook. 
Fuente: Halliburton
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3.3.1.4.2 Modelos de yacimientos 
 
 Reservorios homogéneos. 
 Doble porosidad / permeabilidad depósitos dobles. 
 Carbón metano (CBM), húmedo o seco.  
 Fractura de depósitos de esquisto  
 
La heterogeneidad se puede  especificar por capas, o a través del contorno de propiedades, los datos 
que falten para el modelo pueden ser importadas de otro software.   
 
3.3.1.4.3 Visualización de los resultados  
 
La amplia gama de gráficos interactivos por el simulador QuikLook postprocesador permite que los 
resultados de la simulación fuesen claramente presentados e interpretados rápidamente. Los 
resultados pueden mostrarse como trazados XY, dos y tres mapas bidimensionales (presiones, 
movimiento del líquido, viscosidades, temperatura), y secuencias animadas que muestra los 
cambios en estas cantidades con el tiempo.  
3.3.1.4.4 Capacidades generales  
 
 Tanto la inyección única y doble se puede simular así como el intercambio de calor en el 
pozo usando diferentes correlaciones. 
 Colocación Packer y profundidad del tubing se puede cambiar durante la simulación. 
 Efecto de Geomecánica en la producción se puede predecir. 
 La respuesta del reservorio durante una aplicación bajo balance puede ser simulado. 
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Gráfico 56: Avance de agua en el reservorio 
Fuente: Simulador QuikLook-Halliburton 
 
3.4 Sistematización de datos 
Instrumentos de sistematización de datos: 
Para la recopilación de datos en el desarrollo del presente proyecto se utilizará la técnica de 
sistematización de información primaria  
Fuentes primarias  
 
 Datos de producción: dicha información fue proporcionada por el área de producción y 
yacimientos de la Secretaría de Hidrocarburos Ecuador. 
 Propiedades mecánicas de la roca. 
 Diagramas de completación, esquema mecánico, informe final de geología, registros LAS 
de los pozos seleccionados. 
 En cuanto a las fuentes secundarias fue toda la información bibliográfica disponible, así 
como también información de la red. 
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3.4.1 Pozo EDY D-163H 
 
3.4.1.1 Antecedentes  
 
El Pozo EDEN YUTURI D-163H, se perforó desde la plataforma EDEN YUTURI D, el perfil del 
Pozo es un tipo “Horizontal”. Se diseñó en cinco secciones el perfil direccional para alcanzar la 
Arenisca “T” Principal, como objetivo principal, en la sección de 8-1/2” y como objetivos 
secundarios las areniscas “M1”, “M2”, “U” Superior, “U” Inferior y la arenisca “T”. (Ver Tabla 5). 
 
3.4.1.2 Ubicación  
 
Las coordenadas del Pozo son las siguientes: 
 
Coordenadas UTM de Superficie    Coordenadas UTM de Fondo 
9’937,154.59  mts. Norte     9’938,541.28  mts. Norte  
379,042.17  mts. Este      379,314.88  mts. Este 
 
El Pozo EDEN YUTURI D – 163H inició operaciones de perforación el día 01 de Marzo del 2013 
a las 06:00 horas y se llegó a una profundidad total de 10,348 ft MD / 7,513 ft TVD siendo 
necesarios 35 días de perforación y 37 días de Operaciones. (Ver gráfico 57). 
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Gráfico 57: Mapa Estructural del Pozo EDY D-163H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY D-163H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.1.3 Columna estratigráfica  
Tabla 5: Columna estratigráfica del pozo EDY D-163H 
 
Fuente: Reporte final del pozo EDY D-163H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.1.4 Descripción Litológica Arenisca “T” Principal 
 
Se encuentra comprendida por intercalaciones de arenisca con lutita. 
  
Arenisca: Café clara, hialina, translucida a transparente, suelta ocasionalmente friable, grano fino a 
medio, cuarzosa, subredondeada a subangular, moderada selección, matriz no visible, cemento no 
visible, porosidad no visible. Se observa moderada manifestación de hidrocarburo: 10-20% de la 
muestra, presenta mancha de hidrocarburo en parches color café claro, fluorescencia natural 
amarillo dorado, fluorescencia al corte moderadamente rápida en forma nubosa con intensidad 
débil de color blanco azulado, residuo natural café claro en forma de anillo fino, fluorescencia 
residual amarillo pálido en forma de anillo fino. 
Lutita: Gris oscura, gris, moderadamente dura, irregular, laminar, físil, textura cerosa, sin reacción 
calcárea. Con inclusiones de micro pirita. 
24
 
 
3.4.1.5 Ensamble y Corrida de la Completación con Control de Flujo 
 
1. Levantar el equipo de manipuleo y torque. 
2. Realizar reunión pre-operacional y de seguridad antes de realizar el trabajo con todo el 
personal involucrado. 
3.  Levantar el ensamble de zapato flotador:  
a. Float Shoe 4 ½”” BTC 11.6 lb/ft  Box. 
b. Pup Joint 4 1/2” BTC 11.6 lb/ft Box x Pin 
c. O-ring Seal Sub 4 ½”, BTC 11.6 lb/ft, Box x Pin. 
4. Levantar el sistema DCIA de 4 ½” BTC, cuidando de no golpearlas. Conectar Tubos lisos 
4 ½” SEC según se necesiten al sistema DCIA 4 ½” BTC, asegurar la sarta con cuña de 4 
½” y Collarín. Instalar 4-1/2” Swell Packers de acuerdo al diseño final (Previamente 
acordado entre PAM-HALL Completions). Hasta cubrir toda la longitud de la sección 
Horizontal. 
5. Levantar blank pipe de 4 ½” SEC. (Para el overlap +/- 116 FT, para el asentamiento del 
Packer VTA de 7” x 4 ½” (+/- 9,298’). Asegurar con cuña & collarín de seguridad en la 
mesa rotaria la última Junta de Tubería Blank Pipe de 4-1/2” SEC. 
6. Instalar mesa falsa para el armado de la Sarta Interna de wash pipes.25 
                                                     
24
 Reporte Final del Pozo EDYD-163H – Secretaria de Hidrocarburos. 
25
 Reporte Final del Pozo EDYD-163H – Secretaria de Hidrocarburos. 
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3.4.1.6 Historial de producción (Prueba de Pozo) 
Tabla 6: Historia de producción del pozo EDY D-163H 
FECHA FLUIDO PETROLEO AGUA BSW 
Día/Mes/Año BFPD BPPD BAPD % 
12-abr-13 547 55 492 89,9 
13-abr-13 1.010 252 758 75,0 
14-abr-13 1.033 723 310 30,0 
15-abr-13 1.013 912 101 10,0 
16-abr-13 1.023 918 105 10,3 
26-abr-13 1.030 525 505 49,0 
27-abr-13 1.031 825 206 20,0 
28-abr-13 1.046 941 105 10,0 
29-abr-13 1.041 937 104 10,0 
30-abr-13 1.047 943 104 9,9 
01-may-13 1.058 952 106 10,0 
02-may-13 1.063 957 106 10,0 
03-may-13 1.068 961 107 10,0 
04-may-13 1.066 959 107 10,0 
05-may-13 1.084 976 108 10,0 
06-may-13 1.074 945 129 12,0 
07-may-13 1.060 933 127 12,0 
08-may-13 1.065 937 128 12,0 
09-may-13 1.061 934 127 12,0 
10-may-13 1.052 926 126 12,0 
11-may-13 1.068 940 128 12,0 
14-may-13 995 816 179 18,0 
15-may-13 989 811 178 18,0 
16-may-13 1.022 838 184 18,0 
17-may-13 976 781 195 20,0 
18-may-13 991 793 198 20,0 
19-may-13 977 782 195 20,0 
20-may-13 974 779 195 20,0 
21-may-13 966 753 213 22,0 
22-may-13 989 771 218 22,0 
23-may-13 1.008 786 222 22,0 
 99 
 
24-may-13 1.012 789 223 22,0 
25-may-13 1.021 796 225 22,0 
26-may-13 1.029 782 247 24,0 
03-jun-13 1.029 782 247 24,0 
04-jun-13 1.012 708 304 30,0 
06-jun-13 1.009 706 303 30,0 
14-jun-13 1.029 720 309 30,0 
01-jul-13 1.037 664 373 36,0 
14-jul-13 991 595 396 40,0 
23-jul-13 999 559 440 44,0 
14-ago-13 988 524 464 47,0 
17-ago-13 989 504 485 49,0 
22-ago-13 991 505 486 49,0 
29-ago-13 1.010 475 535 53,0 
30-ago-13 1.015 477 538 53,0 
06-sep-13 1.112 523 589 53,0 
14-sep-13 1.150 540 610 53,0 
22-sep-13 1.093 514 579 53,0 
06-oct-13 1.140 536 604 53,0 
 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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3.4.1.7 Esquema Mecánico  
 
Gráfico 58: Estado mecánico EDY D-163H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY D-163H, Base de Datos del Departamento de Producción (SHE).
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3.4.1.8 Diagrama de Completación  
Gráfico 59: Diagrama de completación del pozo EDY D-163H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY D-163H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
 102 
 
3.4.2 Pozo EDY H-147H 
 
3.4.2.1 Antecedentes 
 
El Pozo Edén Yuturi H-147H fue perforado desde la plataforma H del Campo Edén Yuturi, es un 
pozo de desarrollo tipo horizontal, el pozo atravesó los reservorios: Arenisca “T” Principal 
(Objetivo Primario zona de navegación), además las Areniscas “M-1” Principal, “M-2”, “U” 
Superior y “U” Inferior (Objetivos Secundarios). (Ver Tabla 7). 
 
3.4.2.2 Ubicación 
 
Las coordenadas del Pozo son las siguientes: 
 
Coordenadas UTM de Superficie    Coordenadas UTM de Fondo 
9’938,922.770  mts Norte     9’939,281.660  mts Norte  
381,376.050  mts Este       379,988.840  mts Este 
  
El Pozo Edén Yuturi H-147H inició el día 24 de diciembre del 2011 llegando a una profundidad 
total de 10,450 ft MD / 7,506 ft TVD el día 17 de enero del 2012, siendo necesarios 24 días de 
perforación y 25.14 días para la finalización de operaciones. (Ver gráfico 60). 
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Gráfico 60: Mapa Estructural del Pozo EDY H-147H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY H-147H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.2.3 Columna estratigráfica  
Tabla 7: Columna estratigráfica del pozo EDY H-147H 
 
Fuente: Reporte final del pozo EDY H-147H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.2.4 Historial de producción (Prueba de Pozo) 
Tabla 8: Historia de producción del pozo EDY H-147H 
FECHA FLUIDO PETROLEO AGUA BSW 
Día/Mes/Año BFPD BPPD BAPD % 
23-ene-12 1.239 25 1214 98,0 
25-ene-12 1.375 605 770 56,0 
26-ene-12 1.484 668 816 55,0 
27-ene-12 1.415 637 778 55,0 
28-Ener-12 1.371 603 768 56,0 
29-Ener-12 1.390 612 778 56,0 
30-Ener-12 1.392 612 780 56,0 
31-ene-12 1.393 613 780 56,0 
01-feb-12 1.392 612 780 56,0 
06-feb-12 1.405 618 787 56,0 
07-feb-12 1.409 564 845 60,0 
08-feb-12 1.410 564 846 60,0 
09-feb-12 1.363 586 777 57,0 
10-feb-12 1.368 588 780 57,0 
11-feb-12 1.370 589 781 57,0 
12-feb-12 1.404 604 800 57,0 
13-feb-12 1.415 608 807 57,0 
14-feb-12 1.608 691 917 57,0 
15-feb-12 1.473 633 840 57,0 
16-feb-12 1.431 615 816 57,0 
17-feb-12 1.425 613 812 57,0 
19-feb-12 1.307 523 784 60,0 
20-feb-12 1.303 521 782 60,0 
22-feb-12 1.302 521 781 60,0 
26-feb-12 1.313 525 788 60,0 
27-feb-12 1.321 528 793 60,0 
01-mar-12 1.330 532 798 60,0 
02-mar-12 1.368 547 821 60,0 
04-mar-12 1.365 546 819 60,0 
06-mar-12 1.368 547 821 60,0 
14-mar-12 1.369 548 821 60,0 
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22-mar-12 1.380 511 869 63,0 
30-mar-12 1.482 548 934 63,0 
04-abr-12 1.404 211 1193 85,0 
10-abr-12 1.477 118 1359 92,0 
11-abr-12 1.446 116 1330 92,0 
13-abr-12 1.504 120 1384 92,0 
14-abr-12 1.509 121 1388 92,0 
15-abr-12 1.506 120 1386 92,0 
16-abr-12 1.494 120 1374 92,0 
18-abr-12 1.452 116 1336 92,0 
19-abr-12 1.529 122 1407 92,0 
20-abr-12 1.532 123 1409 92,0 
22-abr-12 1.542 123 1419 92,0 
27-abr-12 1.576 126 1450 92,0 
01-may-12 1.707 137 1570 92,0 
04-may-12 1.878 150 1728 92,0 
12-may-12 1.861 149 1712 92,0 
16-may-12 1.853 148 1705 92,0 
19-may-12 1.857 149 1708 92,0 
26-may-12 1.884 151 1733 92,0 
29-may-12 1.886 151 1735 92,0 
03-jun-12 1.760 141 1619 92,0 
11-jun-12 1.738 139 1599 92,0 
19-jun-12 1.756 140 1616 92,0 
05-jul-12 1.637 131 1506 92,0 
06-jul-12 1.681 134 1547 92,0 
11-jul-12 1.677 134 1543 92,0 
19-jul-12 1.693 135 1558 92,0 
03-ago-12 1.736 139 1597 92,0 
05-ago-12 1.883 151 1732 92,0 
11-ago-12 1.893 151 1742 92,0 
19-ago-12 2.102 168 1934 92,0 
27-ago-12 2.129 170 1959 92,0 
03-sep-12 2.123 170 1953 92,0 
10-sep-12 2.210 177 2033 92,0 
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19-sep-12 2.202 176 2026 92,0 
27-sep-12 2.252 180 2072 92,0 
03-oct-12 2.273 182 2091 92,0 
19-oct-12 2.304 184 2120 92,0 
11-nov-12 1.385 167 1.218 87,9 
19-nov-12 2.411 169 2242 93,0 
11-dic-12 2.427 170 2257 93,0 
03-ene-13 2.405 168 2237 93,0 
11-ene-13 2.450 171 2279 93,0 
27-ene-13 2.475 148 2327 94,0 
03-feb-13 2.465 148 2317 94,0 
11-feb-13 2.464 148 2316 94,0 
19-feb-13 2.473 148 2325 94,0 
27-feb-13 2.474 148 2326 94,0 
11-mar-13 2.485 149 2336 94,0 
27-mar-13 2.497 150 2347 94,0 
03-abr-13 2.477 149 2328 94,0 
11-abr-13 2.475 148 2327 94,0 
19-abr-13 2.478 149 2329 94,0 
27-abr-13 2.486 149 2337 94,0 
03-may-13 2.485 149 2336 94,0 
19-may-13 2.488 149 2339 94,0 
27-may-13 2.499 150 2349 94,0 
03-jun-13 2.571 154 2417 94,0 
11-jun-13 2.566 154 2412 94,0 
19-jun-13 2.589 155 2434 94,0 
01-jul-13 2.588 104 2484 96,0 
03-jul-13 3.286 131 3155 96,0 
11-jul-13 3.289 132 3157 96,0 
19-jul-13 3.292 132 3160 96,0 
11-ago-13 3.296 132 3164 96,0 
19-ago-13 3.279 131 3148 96,0 
27-ago-13 2.280 131 2149 94,3 
11-sep-13 3.277 131 3146 96,0 
19-sep-13 3.272 131 3141 96,0 
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27-sep-13 3.269 131 3138 96,0 
03-oct-13 3.269 131 3138 96,0 
11-oct-13 3.276 131 3145 96,0 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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3.4.2.5 Estado mecánico  
 
Gráfico 61: Estado mecánico EDY H-147H 
Fuente Reporte final del pozo EDY H-147H, Base de Datos del Departamento de Producción (SHE).
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3.4.2.6 Diagrama de completación 
 
Gráfico 62: Diagrama de completación del pozo EDY H-147H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY H-147H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.3 Pozo EDY H-150H 
 
3.4.3.1 Antecedentes  
 
El Pozo Edén Yuturi H-150H fue perforado desde la plataforma H del Campo Edén Yuturi, es un 
pozo de desarrollo tipo horizontal, el pozo atravesó los reservorios: Arenisca “T” (Objetivo 
Primario zona de navegación), además las Areniscas “M-1” Principal, Arenisca “M-2” y Arenisca 
“U” (Objetivos Secundarios). (Ver tabla 9). 
 
3.4.3.2 Ubicación  
 
Las coordenadas del Pozo son las siguientes: 
 
Coordenadas UTM de Superficie    Coordenadas UTM de Fondo  
9’938,935.571  mts Norte     9’939,572.340  mts Norte 
381,376.050  mts Este      379,824.530  mts Este  
 
El Pozo Edén Yuturi H-150H inició el día 11 de abril del 2012 llegando a una profundidad total de 
10,200 ft MD / 7,517 ft TVD el día 07 de Mayo del 2012, siendo necesarios 23.21días de 
perforación y 24.71 días para la finalización de operaciones. (Ver gráfico 63). 
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Grafico 63: Mapa Estructural de pozo EDY H-150H 
 Fuente: Reporte final del pozo EDY H-150H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.3.3 Columna estratigráfica  
Tabla 9: Columna estratigráfica del pozo EDY H-150H 
 
Fuente: Reporte final del pozo EDY H-150H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.3.4 Historia de Producción (Prueba de Pozo) 
Tabla 10: Historia de producción del pozo EDY H-150H 
FECHA FLUIDO PETROLEO AGUA BSW 
Día/Mes/Año BFPD BPPD BAPD % 
13-may-12 1.406 422 984 70,0 
14-may-12 1.731 1127 604 34,9 
15-may-12 1.865 1567 298 16,0 
16-may-12 1.836 1469 367 20,0 
17-may-12 1.831 1428 403 22,0 
18-may-12 1.825 1387 438 24,0 
19-may-12 1.814 1.342 472 26,0 
20-may-12 1.802 1297 505 28,0 
21-may-12 1.750 1190 560 32,0 
22-may-12 1.722 1102 620 36,0 
23-may-12 1.707 1058 649 38,0 
24-may-12 1.648 1022 626 38,0 
25-may-12 1.675 1005 670 40,0 
26-may-12 1.638 983 655 40,0 
28-may-12 1.568 894 674 43,0 
29-may-12 1.510 861 649 43,0 
30-may-12 1.482 815 667 45,0 
31-may-12 1.458 802 656 45,0 
01-jun-12 1.404 744 660 47,0 
02-jun-12 1.332 706 626 47,0 
03-jun-12 1.296 661 635 49,0 
04-jun-12 1.289 657 632 49,0 
05-jun-12 1.250 637 613 49,0 
06-jun-12 1.229 614 615 50,0 
07-jun-12 1.212 606 606 50,0 
11-jun-12 1.178 565 613 52,0 
14-jun-12 1.262 606 656 52,0 
15-jun-12 1.451 580 871 60,0 
18-jun-12 1.456 582 874 60,0 
23-jun-12 1.457 583 874 60,0 
05-jul-12 1.425 570 855 60,0 
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09-jul-12 1.704 426 1278 75,0 
13-jul-12 1.777 178 1599 90,0 
16-jul-12 1.809 181 1628 90,0 
17-jul-12 1.841 184 1657 90,0 
20-jul-12 1.873 187 1686 90,0 
23-jul-12 1.929 193 1736 90,0 
25-jul-12 1.975 197 1778 90,0 
28-jul-12 2.065 206 1859 90,0 
29-jul-12 2.073 207 1866 90,0 
31-jul-12 2.192 219 1973 90,0 
07-ago-12 2.126 213 1913 90,0 
15-ago-12 2.159 216 1943 90,0 
23-ago-12 2.429 243 2186 90,0 
31-ago-12 2.448 245 2203 90,0 
07-sep-12 2.457 246 2211 90,0 
10-sep-12 2.515 251 2264 90,0 
15-sep-12 2.492 249 2243 90,0 
23-sep-12 2.506 251 2255 90,0 
07-oct-12 2.531 253 2278 90,0 
13-oct-12 2.578 258 2320 90,0 
15-oct-12 2.579 258 2321 90,0 
22-oct-12 3.526 353 3173 90,0 
23-oct-12 3.527 353 3174 90,0 
25-oct-12 3.832 383 3449 90,0 
07-nov-12 3.862 386 3476 90,0 
15-nov-12 3.882 388 3494 90,0 
07-dic-12 3.796 380 3416 90,0 
15-dic-12 3.711 371 3340 90,0 
07-ene-13 3.698 370 3328 90,0 
15-ene-13 3.711 371 3340 90,0 
23-ene-13 3.743 374 3369 90,0 
31-ene-13 3.745 374 3371 90,0 
04-feb-13 3.742 299 3443 92,0 
07-feb-13 3.743 299 3444 92,0 
15-feb-13 3.740 299 3441 92,0 
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23-feb-13 3.763 301 3462 92,0 
07-mar-13 3.764 301 3463 92,0 
15-mar-13 3.718 297 3421 92,0 
23-mar-13 3.701 296 3405 92,0 
08-abr-13 3.720 223 3497 94,0 
15-abr-13 3.714 223 3491 94,0 
23-abr-13 3.710 223 3487 94,0 
07-may-13 3.704 222 3482 94,0 
15-may-13 3.715 223 3492 94,0 
23-may-13 3.717 223 3494 94,0 
07-jun-13 3.716 223 3493 94,0 
15-jun-13 3.713 223 3490 94,0 
15-jul-13 5.180 311 4869 94,0 
23-jul-13 5.175 310 4865 94,0 
07-ago-13 5.165 310 4855 94,0 
15-ago-13 5.158 309 4849 94,0 
23-ago-13 5.149 309 4840 94,0 
31-ago-13 5.147 309 4838 94,0 
07-sep-13 5.144 309 4835 94,0 
15-sep-13 5.145 309 4836 94,0 
23-sep-13 5.141 308 4833 94,0 
07-oct-13 5.145 309 4836 94,0 
10-oct-13 5.178 207 4971 96,0 
15-oct-13 5.169 207 4962 96,0 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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3.4.3.5 Estado mecánico  
 
 
Gráfico 64: Estado mecánico EDY H-150H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY H-150H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.3.6 Diagrama de completación 
 
Gráfico 65: Diagrama de completación del pozo EDY H-150H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY H-150H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.4 Pozo EDY C-153H 
 
3.4.4.1 Antecedentes 
 
El Pozo Edén Yuturi C-153H fue perforado desde la plataforma C del Campo Edén Yuturi, es un 
pozo de desarrollo tipo horizontal, el pozo atravesó los reservorios: Arenisca “U” Inferior (Objetivo 
Primario zona de navegación), además las Areniscas “M-1” Principal, Arenisca “M-2”, Arenisca 
“U” Superior y “U” Media (Objetivos Secundarios). (Ver tabla 11). 
 
3.4.4.2 Ubicación  
 
Las coordenadas del Pozo son las siguientes: 
  
Coordenadas UTM de Superficie    Coordenadas UTM de Fondo 
9’939,026.450  mts Norte     9’940,190.280  mts Norte  
378,345.600  mts Este      378,164.890  mts Este 
 
El Pozo Edén Yuturi C-153H inició el día 21 de agosto del 2012 llegando a una profundidad total 
de 10,250 ft MD / 7,251 ft TVD el día 11 de septiembre del 2012, siendo necesarios 21.79 días y 
23.04 días para finalizar operaciones de perforación. (Ver gráfico 66). 
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Gráfico 66: Mapa Estructural del Pozo EDY C-153H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY C-153H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.4.3 Columna estratigráfica  
Tabla 11: Columna estratigráfica del pozo EDY C-153H 
 
Fuente: Reporte final del pozo EDY C-153H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.4.4 Descripción Litológica Arenisca “U” Inferior 
 
Este miembro está formado por arenisca intercalada con capas de lutitas. 
 
Arenisca: Café claro, hialina, translúcido a transparente, suelta, grano medio a fino, cuarzosa, 
forma subreangular a subredondeada, moderada selección, matriz no visible, cemento no visible, 
porosidad no visible. Buena manifestación de hidrocarburo: 20-30% de la muestra, presencia de 
hidrocarburo en puntos color café claro, fluorescencia natural amarillo dorado brillante, 
fluorescencia al corte rápida en forma correntosa con intensidad fuerte color blanco lechoso, 
residuo natural color amarillo amarillento en forma de anillo grueso, fluorescencia residual color 
blanco verdoso en forma de película. 
 
Lutita: Negro, moderadamente duro a suave, forma plana, astillosa, blocosa, textura terrosa, sin 
reacción calcárea.
26
 
 
3.4.4.5 Historial de Producción (Prueba de Pozo) 
Tabla 12: Historia de producción del pozo EDY C-153H 
FECHA FLUIDO PETROLEO AGUA BSW 
Día/Mes/Año BFPD BPPD BAPD % 
18-sep-12 3.546 284 3.262 92,0 
19-sep-12 2.458 1475 983 40,0 
20-sep-12 945 943 2 0,2 
21-sep-12 849 847 2 0,2 
22-sep-12 984 982 2 0,2 
23-sep-12 722 721 1 0,1 
24-sep-12 2.810 2641 169 6,0 
25-sep-12 2.798 2602 196 7,0 
26-sep-12 2.793 2570 223 8,0 
27-sep-12 2.474 2177 297 12,0 
28-sep-12 2.110 1815 295 14,0 
29-sep-12 2.092 1715 377 18,0 
30-sep-12 2.049 1639 410 20,0 
01-oct-12 1.989 1551 438 22,0 
03-oct-12 1.933 1353 580 30,0 
04-oct-12 1.925 1347 578 30,0 
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05-oct-12 1.894 1250 644 34,0 
06-oct-12 1.877 1239 638 34,0 
07-oct-12 1.862 1229 633 34,0 
08-oct-12 1.848 1201 647 35,0 
09-oct-12 1.833 1136 697 38,0 
10-oct-12 1.809 1122 687 38,0 
11-oct-12 1.784 1106 678 38,0 
12-oct-12 1.781 1069 712 40,0 
13-oct-12 1.853 1038 815 44,0 
15-oct-12 1.881 1053 828 44,0 
16-oct-12 1.877 1051 826 44,0 
17-oct-12 1.885 1056 829 44,0 
18-oct-12 1.891 1002 889 47,0 
19-oct-12 1.910 1012 898 47,0 
20-oct-12 1.931 1023 908 47,0 
21-oct-12 1.906 1010 896 47,0 
22-oct-12 1.903 1009 894 47,0 
23-oct-12 1.902 1008 894 47,0 
26-oct-12 1.901 1008 893 47,0 
27-oct-12 1.909 954 955 50,0 
30-oct-12 1.873 880 993 53,0 
31-oct-12 1.867 840 1027 55,0 
01-nov-12 1.853 834 1019 55,0 
03-nov-12 1.856 817 1039 56,0 
04-nov-12 1.857 817 1040 56,0 
05-nov-12 1.852 796 1056 57,0 
06-nov-12 1.847 794 1053 57,0 
07-nov-12 1.878 808 1070 57,0 
08-nov-12 1.881 771 1110 59,0 
09-nov-12 1.874 768 1106 59,0 
10-nov-12 1.860 763 1097 59,0 
20-nov-12 1.818 745 1073 59,0 
21-nov-12 1.817 745 1072 59,0 
25-nov-12 1.798 665 1133 63,0 
30-nov-12 1.488 551 937 63,0 
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01-dic-12 1.716 635 1081 63,0 
11-dic-12 1.685 623 1062 63,0 
12-dic-12 1.682 622 1060 63,0 
15-dic-12 1.683 539 1144 68,0 
17-dic-12 1.707 546 1161 68,0 
01-ene-13 1.696 543 1153 68,0 
17-ene-13 1.659 531 1128 68,0 
25-ene-13 1.661 532 1129 68,0 
27-ene-13 1.649 478 1171 71,0 
28-ene-13 1.649 478 1171 71,0 
01-feb-13 1.596 399 1197 75,0 
09-feb-13 1.606 401 1205 75,0 
17-feb-13 1.609 402 1207 75,0 
25-feb-13 1.665 416 1249 75,0 
08-mar-13 1.659 415 1244 75,0 
09-mar-13 1.675 318 1357 81,0 
17-mar-13 1.666 317 1349 81,0 
25-mar-13 1.642 312 1330 81,0 
01-abr-13 1.615 307 1308 81,0 
09-abr-13 1.961 373 1588 81,0 
17-abr-13 1.941 369 1572 81,0 
25-abr-13 1.925 366 1559 81,0 
01-may-13 1.912 363 1549 81,0 
09-may-13 1.914 364 1550 81,0 
17-may-13 1.898 361 1537 81,0 
25-may-13 1.925 366 1559 81,0 
27-may-13 1.911 306 1605 84,0 
01-jun-13 1.890 302 1588 84,0 
09-jun-13 1.895 303 1592 84,0 
17-jun-13 1.898 304 1594 84,0 
01-jul-13 1.924 308 1616 84,0 
17-jul-13 2.065 330 1735 84,0 
09-ago-13 2.039 245 1794 88,0 
17-ago-13 2.038 245 1793 88,0 
25-ago-13 2.023 243 1780 88,0 
 125 
 
01-sep-13 2.022 243 1779 88,0 
09-sep-13 2.002 240 1762 88,0 
17-sep-13 2.012 241 1771 88,0 
16-oct-13 1.933 232 1701 88,0 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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3.4.4.6 Estado mecánico  
 
Gráfico 67: Estado mecánico EDY C-153H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY C-153H, Base de Datos del Departamento de Producción (SHE).
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3.4.4.7 Diagrama de completación  
 
Gráfico 68: Diagrama de completación del pozo EDY C-153H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY C-153H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.5 Pozo EDY K-129H 
 
3.4.5.1 Antecedentes  
 
El pozo Edén Yuturi K-129H fue perforado desde la plataforma K del Campo Edén Yuturi, es un 
pozo de desarrollo tipo horizontal, para recuperar reservas remanentes del reservorio de la Arenisca 
“U” Inferior (Objetivo Primario). Se navegó 821 pies dentro del reservorio. (Ver tabla 13). 
 
3.4.5.2 Ubicación  
 
Las coordenadas del Pozo son las siguientes: 
  
Coordenadas UTM de Superficie:    Coordenadas UTM de Fondo 
9’940,619.361 mts Norte     9’939,305.061  mts Norte  
378,108.990 mts Este      377,517.089  mts Este 
  
El pozo Edén Yuturi K–129H inició el día 03 de agosto del 2010 llegando a una profundidad total 
de 10,232’ MD / 7,235’ TVD el 23 de agosto del 2010, siendo necesario 20.56 días para la 
terminación de operaciones de perforación. (Ver gráfico 69). 
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 Gráfico 69: Mapa estructural de ubicación del pozo EDY K-129H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY K-129H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
 
 
 
 130 
 
3.4.5.3 Columna estratigráfica  
Tabla 13: Columna estratigráfica del pozo EDY K-129H 
 
Fuente: Reporte final del pozo EDY K-129H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.5.4 Historial de Producción (Prueba de Pozo) 
Tabla 14: Historia de producción del pozo EDY K-129H 
FECHA FLUIDO PETROLEO AGUA BSW 
Día/Mes/Año BFPD BPPD BAPD % 
30-ago-10 2.543 2.289 254 10,0 
31-ago-10 2.618 2600 18 0,7 
01-sep-10 2.656 2637 19 0,7 
02-sep-10 2.673 2665 8 0,3 
03-sep-10 2.577 2569 8 0,3 
04-sep-10 2.690 2682 8 0,3 
05-sep-10 2.692 2684 8 0,3 
06-sep-10 2.700 2692 8 0,3 
07-sep-10 2.693 2685 8 0,3 
08-sep-10 2.698 2690 8 0,3 
09-sep-10 2.702 2694 8 0,3 
10-sep-10 2.698 2690 8 0,3 
11-sep-10 2.693 2685 8 0,3 
12-sep-10 2.687 2679 8 0,3 
13-sep-10 2.669 2661 8 0,3 
14-sep-10 2.610 2602 8 0,3 
21-sep-10 2.538 2530 8 0,3 
23-sep-10 2.540 2532 8 0,3 
29-sep-10 2.539 2531 8 0,3 
02-oct-10 2.504 2496 8 0,3 
05-oct-10 2.458 2451 7 0,3 
06-oct-10 2.494 2487 7 0,3 
08-oct-10 2.471 2464 7 0,3 
09-oct-10 2.468 2456 12 0,5 
10-oct-10 2.416 2404 12 0,5 
11-oct-10 2.431 2419 12 0,5 
12-oct-10 2.424 2390 34 1,4 
13-oct-10 2.386 2353 33 1,4 
18-oct-10 2.246 2201 45 2,0 
19-oct-10 2.228 2183 45 2,0 
20-oct-10 2.231 2164 67 3,0 
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21-oct-10 2.245 2178 67 3,0 
29-oct-10 2.213 2147 66 3,0 
05-nov-10 2.224 2157 67 3,0 
13-nov-10 2.222 2155 67 3,0 
19-nov-10 2.212 2057 155 7,0 
21-nov-10 2.203 2049 154 7,0 
29-nov-10 2.227 2004 223 10,0 
05-dic-10 2.235 2011 224 10,0 
13-dic-10 2.246 1909 337 15,0 
21-dic-10 2.221 1888 333 15,0 
02-ene-11 2.229 1783 446 20,0 
14-ene-11 2.266 1722 544 24,0 
21-ene-11 2.241 1703 538 24,0 
29-ene-11 2.257 1715 542 24,0 
01-feb-11 2.305 1752 553 24,0 
03-feb-11 2.320 1763 557 24,0 
13-feb-11 2.266 1722 544 24,0 
21-feb-11 2.182 1527 655 30,0 
05-mar-11 2.168 1518 650 30,0 
13-mar-11 2.234 1564 670 30,0 
18-mar-11 2.217 1286 931 42,0 
21-mar-11 2.221 1288 933 42,0 
29-mar-11 2.185 1267 918 42,0 
05-abr-11 2.214 1284 930 42,0 
09-abr-11 2.225 1224 1001 45,0 
13-abr-11 2.293 1261 1032 45,0 
14-abr-11 2.433 730 1703 70,0 
20-abr-11 2.443 733 1710 70,0 
24-abr-11 2.617 785 1832 70,0 
29-abr-11 2.630 789 1841 70,0 
05-may-11 2.588 776 1812 70,0 
13-may-11 2.630 789 1841 70,0 
21-may-11 2.711 813 1898 70,0 
24-may-11 2.841 994 1847 65,0 
27-may-11 2.780 1140 1640 59,0 
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05-jun-11 3.083 1264 1819 59,0 
13-jun-11 2.830 1160 1670 59,0 
18-jun-11 2.845 1110 1735 61,0 
21-jun-11 2.855 1113 1742 61,0 
24-jun-11 3.201 1248 1953 61,0 
29-jun-11 3.202 1249 1953 61,0 
02-jul-11 3.294 1153 2141 65,0 
05-jul-11 3.300 1155 2145 65,0 
10-jul-11 2.923 1023 1900 65,0 
13-jul-11 2.894 1013 1881 65,0 
21-jul-11 2.934 1027 1907 65,0 
29-jul-11 2.863 1002 1861 65,0 
05-ago-11 2.879 1008 1871 65,0 
13-ago-11 2.889 1011 1878 65,0 
23-ago-11 2.958 976 1982 67,0 
29-ago-11 2.944 972 1972 67,0 
05-sep-11 2.874 948 1926 67,0 
09-sep-11 2.869 889 1980 69,0 
13-sep-11 2.885 894 1991 69,0 
22-sep-11 3.196 991 2205 69,0 
29-sep-11 3.020 936 2084 69,0 
05-oct-11 2.964 919 2045 69,0 
13-oct-11 2.975 922 2053 69,0 
14-oct-11 3.127 844 2283 73,0 
21-oct-11 3.135 846 2289 73,0 
25-oct-11 3.057 825 2232 73,0 
29-oct-11 3.055 825 2230 73,0 
05-nov-11 3.010 813 2197 73,0 
07-nov-11 3.117 842 2275 73,0 
13-nov-11 3.146 849 2297 73,0 
21-nov-11 3.153 851 2302 73,0 
29-nov-11 3.138 847 2291 73,0 
03-dic-11 3.130 720 2410 77,0 
05-dic-11 3.132 720 2412 77,0 
12-dic-11 3.128 719 2409 77,0 
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29-dic-11 3.166 633 2533 80,0 
5-Ener-12 3.126 625 2501 80,0 
13-ene-12 3.131 626 2505 80,0 
21-ene-12 3.145 629 2516 80,0 
29-Ener-12 3.236 518 2718 84,0 
05-feb-12 3.182 509 2673 84,0 
13-feb-12 3.185 510 2675 84,0 
29-feb-12 3.215 514 2701 84,0 
13-mar-12 3.312 530 2782 84,0 
21-mar-12 3.305 529 2776 84,0 
29-mar-12 3.281 525 2756 84,0 
06-abr-12 3.135 502 2633 84,0 
11-abr-12 3.200 384 2816 88,0 
15-abr-12 3.185 382 2803 88,0 
07-may-12 3.181 382 2799 88,0 
15-may-12 3.127 375 2752 88,0 
23-may-12 3.109 373 2736 88,0 
31-may-12 3.166 380 2786 88,0 
07-jun-12 3.125 375 2750 88,0 
15-jun-12 3.180 382 2798 88,0 
23-jun-12 3.220 386 2834 88,0 
04-jul-12 3.063 368 2695 88,0 
07-jul-12 2.885 346 2539 88,0 
15-jul-12 2.888 347 2541 88,0 
23-jul-12 2.890 347 2543 88,0 
31-jul-12 2.893 347 2546 88,0 
07-ago-12 2.899 348 2551 88,0 
15-ago-12 2.802 336 2466 88,0 
23-ago-12 2.905 349 2556 88,0 
31-ago-12 2.941 353 2588 88,0 
07-sep-12 2.785 334 2451 88,0 
15-sep-12 2.772 333 2439 88,0 
23-sep-12 2.804 336 2468 88,0 
07-oct-12 2.795 335 2460 88,0 
15-oct-12 2.821 339 2482 88,0 
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23-oct-12 2.871 345 2526 88,0 
31-oct-12 2.881 346 2535 88,0 
07-nov-12 2.899 348 2551 88,0 
08-nov-12 3.008 361 2647 88,0 
13-nov-12 2.912 349 2563 88,0 
15-nov-12 3.020 362 2658 88,0 
04-dic-12 2.999 341 2658 88,6 
07-dic-12 2.849 342 2507 88,0 
15-dic-12 2.896 348 2548 88,0 
22-dic-12 2.805 337 2468 88,0 
23-dic-12 2.801 336 2465 88,0 
14-ene-13 2.159 108 2051 95,0 
15-ene-13 2.348 117 2231 95,0 
17-ene-13 2.714 271 2443 90,0 
18-ene-13 2.769 277 2492 90,0 
20-ene-13 2.742 411 2331 85,0 
21-ene-13 2.757 414 2343 85,0 
22-ene-13 2.696 404 2292 85,0 
31-ene-13 2.705 406 2299 85,0 
15-feb-13 2.730 409 2321 85,0 
23-feb-13 2.767 415 2352 85,0 
07-mar-13 2.849 427 2422 85,0 
11-mar-13 2.972 446 2526 85,0 
15-mar-13 2.866 430 2436 85,0 
23-mar-13 2.879 432 2447 85,0 
26-mar-13 3.146 472 2674 85,0 
07-abr-13 3.100 465 2635 85,0 
15-abr-13 3.065 460 2605 85,0 
23-abr-13 3.153 473 2680 85,0 
24-abr-13 3.153 473 2680 85,0 
25-abr-13 3.228 355 2873 89,0 
07-may-13 3.107 342 2765 89,0 
23-may-13 3.130 344 2786 89,0 
07-jun-13 3.223 355 2868 89,0 
15-jun-13 3.109 342 2767 89,0 
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15-jul-13 3.176 254 2922 92,0 
23-jul-13 3.195 256 2939 92,0 
07-ago-13 3.202 256 2946 92,0 
11-ago-13 3.641 291 3350 92,0 
15-ago-13 3.442 275 3167 92,0 
23-ago-13 3.446 276 3170 92,0 
31-ago-13 3.356 268 3088 92,0 
07-sep-13 3.117 249 2868 92,0 
15-sep-13 3.331 266 3065 92,0 
19-sep-13 3.504 280 3224 92,0 
23-sep-13 3.496 280 3216 92,0 
07-oct-13 3.697 296 3401 92,0 
15-oct-13 3.517 281 3236 92,0 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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3.4.5.5 Estado mecánico  
 
Gráfico 70: Estado mecánico EDY K-129H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY K-129H, Base de Datos del Departamento de Producción (SHE).
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3.4.5.6 Diagrama de completación  
 
Gráfico 71: Diagrama de completación de pozo EDY K-129H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY K-129H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.6 Pozo EDY T-157H 
 
3.4.6.1 Antecedentes  
 
El Pozo Edén Yuturi T-157H fue perforado desde la plataforma T del Campo Edén Yuturi, es un 
pozo de desarrollo tipo horizontal, el pozo atravesó los reservorios: Arenisca “U” Inferior (Objetivo 
Primario), además las Areniscas “M-1” Principal, Arenisca “M-2” y Arenisca “U” Superior  
(Objetivos Secundarios). (Ver tabla 15). 
 
3.4.6.2 Ubicación  
 
Las coordenadas del Pozo son las siguientes: 
 
Coordenadas UTM de Superficie   Coordenadas UTM de Fondo  
9’942,845.280  mts Norte     9’942,176.360  mts Norte 
377,004.667  mts Este       376,392.730  mts Este  
 
El Pozo Edén Yuturi T-157H inició el día 30 de Diciembre del 2012 llegando a una profundidad 
total de 9,320 ft MD / 7,249 ft TVD el día 22 de enero del 2013, siendo necesarios 23.31 días de 
perforación y 24.69 días para finalizar operaciones. (Ver gráfico 72). 
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Gráfico 72: Mapa Estructural del Pozo EDY T-157H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY T-157H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.6.3 Columna estratigráfica  
Tabla 15: Columna estratigráfica del pozo EDY T-157H 
 
Fuente: Reporte final del pozo EDY T-157H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.4.6.4 Historial de Producción (Prueba de Pozo) 
Tabla 16: Historia de producción del pozo EDY T-157H 
FECHA FLUIDO PETROLEO AGUA BSW 
Día/Mes/Año BFPD BPPD BAPD % 
28-ene-13 1.256 264 992 79,0 
29-ene-13 1.082 584 498 46,0 
30-ene-13 1.138 569 569 50,0 
31-ene-13 1.274 637 637 50,0 
01-feb-13 1.258 629 629 50,0 
02-feb-13 1.290 645 645 50,0 
03-feb-13 1.283 590 693 54,0 
04-feb-13 1.257 578 679 54,0 
05-feb-13 1.385 609 776 56,0 
06-feb-13 1.444 635 809 56,0 
07-feb-13 1.449 638 811 56,0 
08-feb-13 1.451 580 871 60,0 
09-feb-13 1.448 550 898 62,0 
10-feb-13 1.461 526 935 64,0 
11-feb-13 1.467 528 939 64,0 
12-feb-13 1.470 529 941 64,0 
13-feb-13 1.465 527 938 64,0 
14-feb-13 1.471 530 941 64,0 
15-feb-13 1.469 529 940 64,0 
19-feb-13 1.476 531 945 64,0 
20-feb-13 1.462 453 1009 69,0 
21-feb-13 1.447 449 998 69,0 
25-feb-13 1.368 424 944 69,0 
27-feb-13 1.351 135 1216 90,0 
28-feb-13 1.358 136 1222 90,0 
04-mar-13 1.327 106 1221 92,0 
05-mar-13 1.328 106 1222 92,0 
06-mar-13 1.323 132 1191 90,0 
07-mar-13 1.324 132 1192 90,0 
11-mar-13 1.250 87 1163 93,0 
12-mar-13 1.323 93 1230 93,0 
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14-mar-13 1.352 95 1257 93,0 
15-mar-13 1.464 102 1362 93,0 
16-mar-13 1.463 102 1361 93,0 
17-mar-13 1.456 87 1369 94,0 
19-mar-13 1.466 88 1378 94,0 
20-mar-13 1.581 95 1486 94,0 
21-mar-13 1.611 97 1514 94,0 
22-mar-13 1.839 110 1729 94,0 
23-mar-13 1.963 118 1845 94,0 
24-mar-13 1.962 118 1844 94,0 
25-mar-13 1.955 117 1838 94,0 
26-mar-13 2.106 126 1980 94,0 
27-mar-13 2.088 209 1879 90,0 
28-mar-13 2.136 214 1922 90,0 
29-mar-13 2.135 213 1922 90,0 
30-mar-13 2.252 270 1982 88,0 
31-mar-13 2.261 271 1990 88,0 
01-abr-13 2.254 270 1984 88,0 
02-abr-13 2.275 273 2002 88,0 
03-abr-13 2.287 274 2013 88,0 
04-abr-13 2.282 274 2008 88,0 
12-abr-13 2.205 265 1940 88,0 
25-abr-13 2.164 195 1969 91,0 
28-abr-13 2.157 129 2028 94,0 
04-may-13 2.155 129 2026 94,0 
20-may-13 2.155 129 2026 94,0 
04-jun-13 2.150 129 2021 94,0 
12-jun-13 2.131 128 2003 94,0 
20-jun-13 2.135 128 2007 94,0 
04-jul-13 2.095 126 1969 94,0 
12-jul-13 2.096 126 1970 94,0 
11-ago-13 2.094 84 2010 96,0 
12-ago-13 2.093 84 2009 96,0 
20-ago-13 2.090 84 2006 96,0 
28-ago-13 2.085 83 2002 96,0 
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04-sep-13 2.088 84 2004 96,0 
12-sep-13 2.074 83 1991 96,0 
15-sep-13 2.131 85 2046 96,0 
20-sep-13 2.201 88 2113 96,0 
28-sep-13 2.202 88 2114 96,0 
04-oct-13 2.201 88 2113 96,0 
12-oct-13 2.217 89 2128 96,0 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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3.4.6.5 Estado mecánico  
 
 Gráfico 73: Estado mecánico EDY T-157H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY T-157H, Base de Datos del Departamento de Producción (SHE).
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3.4.6.6 Diagrama de completación  
 
Gráfico 74: Diagrama de completación del pozo EDY T-157H 
Fuente: Reporte final del pozo EDY T-157H, Base de Datos del Departamento de Producción 
(SHE). 
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3.5 Procesamiento de datos 
 
Por medio de los datos proporcionados por la secretaría de Hidrocarburos del campo Edén Yuturi 
se realizó: 
 
 Tabulación de los datos obtenidos  para tener un mejor entendimiento de los mismos. La 
tabulación de los datos recopilados se la realizará a través del programas de simulación 
matemática como son: Netool, Quiklook  y  Microsoft Excel de Office. 
 Diagramas de dispersión, donde se puede observar el historial de producción de los pozos. 
 Análisis económico para evidenciar la rentabilidad de las tecnologías en donde se utilizará  una 
hoja de cálculo Excel que permita optimizar el tiempo en cuanto a cálculos se refiere. 
 
3.6 Aspectos Administrativos  
 
Recursos humanos 
 
Para la presente investigación  cuenta con  talento humano conformado por los investigadores, los 
profesionales del departamento de producción de la Secretaria de Hidrocarburos, El Gerente 
Técnico de la empresa Halliburton Ecuador y los docentes de la carrera de ingeniería de petróleos 
de la Facultad de Ingeniería en Geología, Minas, Petróleos Y Ambiental (FIGEMPA). 
 
Recursos técnicos 
 
Los recursos  técnicos de la investigación son los datos de producción, geología y la descripción de 
las tecnologías aplicadas en los pozos objeto de estudio que serán proporcionados por la empresa 
Halliburton Ecuador y  la Secretaría de Hidrocarburos del Ecuador. 
 
Recursos materiales 
 
La investigación se realizó en las instalaciones de la Secretaría de Hidrocarburos quienes además 
mediante solicitud facilitaron las herramientas necesarias para la elaboración del  presente trabajo.
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CAPITULO IV 
 
4. ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS 
 
4.1 Pronóstico de Producción  
 
Para tomar la decisión de implementar el Dispositivo de Control de Influjo Autónomo o el 
Dispositivo de Control de Influjo, y  tener una mayor recuperación de hidrocarburos y a su vez 
disminuir el corte de agua; llevaría a reducir los costos de producción. Que ayuda a mejorar la 
rentabilidad de la empresa. 
 
4.1.1 Pozos Horizontales de la Arena T principal 
 
Los pozos (EDYD-163H, EDYH-147H y EDYH-150H), son productores de la arena T principal, y 
motivo de análisis y evaluación de resultados del uso de los Dispositivos de Control de Influjo. 
 
4.1.1.1 Pozo EDYD-163H 
 
4.1.1.1.1 Flujo de Trabajo para el Diseño de la Completación 
 
El flujo de trabajo para el diseño de una completación con (DCIA), comienza con la recopilación 
de la información de yacimiento, del pozo y las expectativas de producción del mismo. 
 
En la tabla 17 se muestra la información básica necesaria para realizar el diseño de una 
completación con DCF (Dispositivos Controladores de Flujo). 
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Tabla 17: Información básica para la simulación 
 
Fuente: Halliburton 
 
Para el diseño de la completación, se utilizó el software especializado NETool de la compañía 
Halliburton. 
 
Es necesario tener la mayor cantidad de información para que la simulación sea confiable. Los 
Análisis PVT del reservorio son muy importantes para conocer el comportamiento del reservorio a 
continuación en el gráfico 75 se muestra dichos datos. 
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Gráfico 75: PVT del Reservorio 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Reservorios (SHE).
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El gráfico 76 muestra la primera pantalla de trabajo donde se observa la trayectoria del pozo  (tabla 
de la izquierda). La parte superior es la vista en planta del modelo dinámico del yacimiento  y la 
ubicación del pozo en estudio, en este caso el pozo EDYD-163H. Es posible cambiar la pantalla 
para visualizar diferentes propiedades del yacimiento en estudio. En este caso la propiedad 
visualizada  es (So). La lista de propiedades que pueden ser visualizadas en esta vista son: Presión, 
Kx, Ky, entre otras. 
 
Gráfico 76: Diferentes Pantallas del software especializado NETool. 
Fuente: Halliburton 
 
La vista central corresponde a un corte del modelo dinámico intersectado por el pozo. Cuando la 
propiedad elegida en la visualización es So, se observa la zona saturada con petróleo (en verde), la 
posición del pozo y la zona de agua distinguiendo claramente el contacto Agua-Petróleo (CAP). 
 
Finalmente, en la parte inferior se muestra la configuración de la completación que se está 
diseñando, en este caso en particular, una completación con DCIA (13 juntas DCIA y 4 WSP).  
 
El uso del software especializado NETool para este tipo de diseño es de suma importancia desde 
que el diseño se realiza en función de las propiedades del yacimiento.  
 
Sería sumamente difícil realizar el diseño de una completación con (DCF) si no se cuenta con este 
tipo de software. 
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El gráfico 77 muestra el yacimiento en el eje de navegación del pozo horizontal EDYD-163H, la 
longitud horizontal de la completación es de 748 ft y el ángulo de la sección horizontal inicia en 
86° y al final llegar a 90°. La completación corresponde a una completación de mallas (SAS- 
Standalone Screen). 
 
Gráfico 77: Eje de navegación del pozo horizontal 
Fuente: Halliburton 
 
El gráfico 78 muestra las distancias desde el pozo hasta el tope y el (CAP). La distancia del pozo 
hasta el tope es de 25ft y la distancia del pozo hasta el CAP es de 26 ft teniendo una saturación 
inicial de agua del 48% .La completación mostrada en esta figura corresponde a una completación 
de mallas (SAS- Standalone Screen). 
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Gráfico 78: Distancias desde el pozo hasta el tope y CAP 
Fuente: Halliburton 
 
La ubicación de los (DCIA) y de los swellpackers se basa en el contraste de permeabilidad 
encontrado en lo largo de la sección horizontal.  
 
El gráfico 79 muestra la permeabilidad calculada a partir de la información de los registros LWD.   
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Gráfico 79: Perfiles de Permeabilidad a partir registros LWD 
Fuente: Halliburton 
 
El gráfico 80 muestra  el perfil de permeabilidad (promedio de la K en los segmentos de la 
completación) considerado en los cálculos. También se muestra una imagen del registro LWD 
interpretado y las dos completaciones en estudio. Una completación con mallas (SAS) y la 
completación con (DCIA). 
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Gráfico 80: Perfiles de Permeabilidad, Registro LWD, Completaciones (SAS) y (AICD) 
Fuente: Halliburton 
 
Una completación a hueco abierto o una completación con liner ranurado  (mallas) se la consideran 
como el máximo potencial del pozo porque estas completaciones adicionan caídas de presión muy 
bajas. En el caso del gráfico 81, se muestra la IPR del pozo completado con mallas en el inicio de 
producción. Se estima que el pozo comenzará a producir con 22% de corte de agua y un IP de 
fluido de 6.8 psi/bbl. 
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Gráfico 81: IPR del pozo con completación SAS 
Fuente: Halliburton
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El gráfico 82 muestra el IPR de la completación con mallas descrita anteriormente comparándola 
con el IPR de una completación con DCIA (en líneas de punto).  
 
El IP para una tasa de 2000 BFPD corresponde a 6.2 psi/bbl. EL IP disminuye desde que se está 
usando una completación con DCIA la que adiciona caídas de presión específicas en determinados 
sectores del pozo para estabilizar el flujo a lo largo de la sección horizontal. 
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Gráfico 82: IPR del pozo con completación (DCIA). 
Fuente: Halliburton
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Analizando los resultados de las dos completaciones en dos condiciones:  
(1) Producción inicial  
(2) considerando irrupción de agua en el segmento #4 (más permeable) se concluye: 
 Cuando el agua irrumpe por el segmento #4, una completación con mallas (SAS) producirá 
con 82% de corte de agua. 
 En la misma situación una completación con DCIA producirá con 63% de corte de agua. 
Esto implica más del doble de petróleo para la misma producción de fluido. (Tabla 18) 
Tabla 18: Comparación del IPR del pozo Completado con (SAS) y Completado con (DCIA). 
 
Fuente: Halliburton 
 
La simulación permite visualizar las tasas de fluidos a lo largo de la sección horizontal en las dos 
completaciones analizadas. 
 
El gráfico 83, muestra la producción de petróleo (parte superior de la gráfica) y de agua (en la parte 
inferior) para el caso de la completación con mallas (SAS).  Se muestra dos casos, la producción de 
agua y petróleo al comenzar la producción (Sw inicial) y en un escenario donde la Sw alcanzó 70% 
en el seg-4. 
 
Por los análisis realizados se concluye que en una completación con mallas convencionales, cuando 
el agua irrumpe en un segmento, la producción de petróleo disminuye en ese segmento, pero 
también disminuye en los otros segmentos.  
Debido a que cuando la presión de fondo fluyente aumenta por el ingreso de agua, el drawdown es 
menor y los demás segmentos, que no producen agua, producen menos petróleo. 
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Gráfico 83: Tasas de Fluidos a lo largo de la sección horizontal en el pozo completado con (SAS). 
Fuente: Halliburton 
 
En el caso de una completación con (DCIA), cuando el agua irrumpe en un segmento, le volumen 
de agua producido en ese segmento es menor, la producción de petróleo cae en ese segmento pero 
en los otros segmentos la disminución es mínima. Por esa razón el corte de agua simulado es solo 
63% comparado con 83% en una completación con (SAS). (Grafico 84). 
Gráfico 84: Tasas de Fluidos a lo largo de la sección horizontal en el pozo completado con 
(DCIA). 
Fuente: Halliburton 
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En conclusión en una completación con mallas (SAS), cuando el agua entra en el compartimento 
más permeable #4, el corte de agua se incrementa del 23% al 82%. 
 
En una completación con DCIA, cuando el agua entra por el mismo segmento, el corte de agua se 
incrementa desde 23% a 63%. En este escenario se produce el doble de petróleo que en una 
completación con mallas. 
 
En la tabla 19 se observa el resumen del diseño de  la completación con (DCIA) con todos los 
implementos recomendados y en función de la profundidad a la cual se debe colocarlos. 
Tabla 19: Resumen de las especificaciones de la completación (DCIA) 
 
Fuente: Halliburton 
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En resumen, la completación con (DCIA) recomendada es:  
 13 Dispositivos de Control de Influjo Autónomo (DCIA). 
 4 compartimentos en producción (4 swellpackers). 
 Primer compartimento aislado con Blank Pipe. 
 
4.1.1.1.2 Predicciones y Comportamiento Real del Pozo  
 
El inicio de producción fue el 12 de abril de 2013 de la arena T principal y según el pronóstico de 
producción realizado producirá hasta el 15 de julio de 2022. 
 
Al realizar la predicción de la producción es importante conocer el caudal límite (económico), de 
un yacimiento en donde la cantidad producida ya no es económicamente rentable debido a varios 
factores que pueden ser: la excesiva producción de agua, que esta sea mayor a la producción de 
hidrocarburos su tratamiento es costoso, y/o la producción de hidrocarburos a muy bajos caudales 
que no presta rentabilidad económica suficiente para sustentar la producción y el mantenimiento 
del yacimiento. 
 
El pozo fue completado con Dispositivo Control de Influjo Autónomo (DCIA), Cuando inició la 
producción se obtuvo: 
 
 Presión de reservorio de 3050 Psi. 
 Producción inicial de fluido de 1013 BFPD. 
 Producción inicial de Petróleo de 912 BPPD. 
 Producción inicial de Agua de 101 BAPD. 
 
El gráfico 85 muestra el comportamiento histórico del pozo, se puede ver que el BSW tiene una 
conducta moderada, en un periodo de 40 días se mantiene constante, la producción de petróleo 
tiende a incrementar obteniendo una mayor recuperación de petróleo. La producción de agua tiende 
a incrementar constantemente de manera modera. 
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Gráfico 85: Historia de Producción del pozo EDY D-163H 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Teniendo en cuenta la historia de producción de petróleo del pozo se realizó el cálculo del 
pronóstico de producción de acuerdo a tres diferentes tipos de declinación (constante, hiperbólica y 
armónica), para determinar cuál se ajusta mejor al comportamiento del pozo. 
 
Después de realizar el análisis de los diferentes tipos de declinación se determinó que la 
declinación que mejor se ajusta al comportamiento del pozo es la declinación exponencial con 
24,9% anual, en el gráfico 86 se puede observar dicho comportamiento. En el anexo A-1 se adjunta 
la tabla de resultados de dichas predicciones. 
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Gráfico 86: Predicción de Producción del pozo EDY D-163H 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Para tener un mejor criterio de la conducta del pozo se realizó el cálculo del pronóstico de 
producción de fluido, ajustándola a una recta. En el gráfico 87 se puede observar dicho 
comportamiento. 
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Gráfico 87: Pronóstico de producción de fluido del pozo EDY D-163H. 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Conocer la manera como el agua se desplaza en el yacimiento es la base de esta investigación para 
determinar como ayuda los dispositivos de control de influjo a evitar el avance de agua, pero es 
necesario tener en cuenta que las formulas no se ajustan a la realidad ya que no corresponden al 
comportamiento real del dispositivo.  
 
Después de realizar el cálculo del pronóstico de producción de fluido y de petróleo se puede 
obtener por diferencia el pronóstico de producción de agua que se muestra en el gráfico 88 el 
incremento de producción de agua es moderado. 
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Gráfico 88: Pronóstico de producción de agua del pozo EDY D-163H. 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Es importante tener varios parámetros para poder realizar un análisis y evaluación de las 
tecnologías por lo que se ha visto necesario calcular el comportamiento del %BSW en base a los 
cálculos anteriores, en el gráfico 89 se muestra el resultado de dichos cálculos. 
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Gráfico 89: Predicción del %BSW del pozo EDY D-163H 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Los cálculos realizados muestran que la vida productiva del pozo aumenta con la implementación 
del Dispositivo de Control de Influjo Autónomo (DCIA),  ayudando a mantener estable la 
producción de agua evitando que se produzca conificación, logrando que el pozo tenga una mayor 
rentabilidad. 
 
Cuando el pozo llegue al caudal económico (50 BPPD), que se estima que será el 15 de julio de 
2022, la producción de fluido será de 1729 BFPD y la producción de agua será de 1679 BAPD con 
lo que tendremos 0,97108 de BSW. 
 
Con la información y los cálculos realizados en la tabla 20 se tiene los  resultados de la producción 
acumulada de petróleo (Np), Caudal de abandono (Qoa), las reservas probadas en el pozo y la 
recuperación final estimada (EUR). 
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Tabla 20: Resultados del pozo EDY D-163H 
Np  (barril) 110043,51 
   Qoi (B/D) 437,47 
   
   
Declinación Exponencial 
  
Qoa (BPPD) 50,0 
  
Reservas  (barril) 567762,6 
  
EUR  (barril) 677806,1 
     TIPO DE DECLINACION BSW FECHA FIN DE PRODUCCIÓN  
CONSTANTE  0,971087506 15 de Julio de 2022 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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4.1.1.2 Pozo EDYH-147H 
 
El inicio de producción fue el 23 de enero de 2012 de la arena T principal y según el pronóstico de 
producción realizado producirá hasta el 15 de diciembre de 2016. 
 
El pozo fue completado con Dispositivo Control de Influjo (DCI), Cuando inició la producción se 
obtuvo: 
 
 Presión de reservorio de 2545 Psi. 
 Producción inicial de fluido de 1375 BFPD. 
 Producción inicial de Petróleo de 605 BPPD. 
 Producción inicial de Agua de 770 BAPD. 
                             
En este pozo se tiene una diferencia pequeña entre los diferentes tipos de declinación (constante, 
hiperbólica y armónica), los cuales tienen un comportamiento similar, para el análisis de este pozo 
se determinó que la declinación que mejor se ajusta al comportamiento del pozo es la exponencial 
con 28,1% anual, en la tabla 21 se puede ver los resultados de dichas predicciones. En los anexos 
B-1, C-1, D-1 y E-1 se adjunta los gráficos de resultados. 
Tabla 21: Resultados predicciones del pozo EDY H-147H 
PREDICCIONES DEL POZO EDYH-147H 
AÑO PETRÓLEO (BLS) AGUA(BLS) FLUIDO (BLS) %BSW PROMEDIO 
2012 79420 652629 732049 86,97 
2013 47320 1183689 1231009 96,40 
2014 36588 1403762 1440350 97,46 
2015 27625 1477038 1504663 98,16 
2016 20111 1468486 1488597 98,64 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Los cálculos realizados muestran que la vida productiva del pozo aumenta con la implementación 
del Dispositivo de Control de Influjo (DCI), frenando el avance rápido del agua y una mayor 
recuperación de petróleo. 
 
Cuando el pozo llegue al caudal económico (50 BPPD), que se estima será el 15 de diciembre de 
2016, la producción de fluido será de 4306 BFPD y la producción de agua será de 4256 BAPD con 
lo que tendremos 0,9884 de BSW. 
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Con la información y los cálculos realizados en la tabla 22 se tiene los resultados de la producción 
acumulada de petróleo (Np), Caudal de abandono (Qoa), las reservas probadas en el pozo y la 
recuperación final estimada (EUR). 
Tabla 22: Resultados del pozo EDY H-147H 
Np  (barril) 119558,37 
   Qoi (B/D) 120,56 
   
   
Exponencial 
  
Qoa (BPPD) 50,0 
  
Reservas  (barril) 91506,2 
  
EUR  (barril) 211064,6 
     TIPO DE DECLINACION BSW FECHA FIN DE PRODUCCIÓN  
CONSTANTE  0,988368552 15 de Diciembre de 2016 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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4.1.1.3 Pozo EDYH-150H 
 
El inicio de producción fue el 13 de mayo de 2012 de la arena T principal y según el pronóstico de 
producción realizado producirá hasta el 05 de noviembre de 2015. 
 
El pozo fue completado con Dispositivo Control de Influjo (DCI), Cuando inició la producción se 
obtuvo: 
 
 Presión de reservorio de 3100 Psi. 
 Producción inicial de fluido de 1865 BFPD. 
 Producción inicial de Petróleo de 1567 BPPD. 
 Producción inicial de Agua de 298 BAPD. 
 
Para el análisis se determinó que la declinación que mejor se ajusta al comportamiento del pozo es 
la declinación exponencial con 54% anual, en la tabla 23 se puede ver los resultados de dichas 
predicciones. En los anexos B-2, C-2, D-2 y E-2 se adjunta los gráficos de resultados. 
Tabla 23: Resultados predicciones del pozo EDY H-150H 
PREDICCIONES DEL POZO EDYH-150H 
AÑO PETRÓLEO (BLS) AGUA(BLS) FLUIDO (BLS) %BSW PROMEDIO 
2012 91680 591192 682872 82,11 
2013 89464 1786350 1875814 95,84 
2014 48516 2180767 2229283 97,82 
2015 24862 1919905 1944767 98,72 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Los cálculos realizados muestran que la vida productiva del pozo aumenta con la implementación 
del Dispositivo de Control de Influjo, frena el rápido y excesivo avance de agua logrando una 
mayor recuperación de petróleo. En este pozo que tiene una mejor permeabilidad es más propenso 
a la rápida producción de agua el Dispositivo de Control de Influjo logra controlar, ayudando a que 
la rentabilidad del pozo mejore. 
 
Este pozo tiene un comportamiento diferente al ser  propenso a un rápido avance de agua el %BSW 
llega a 99%, se estima será el 05 de noviembre de 2015, con una producción de fluido será de 6353 
BFPD, la producción de agua será de 6290 BAPD con lo que tendremos una producción de 
petróleo de 63 BPPD.  
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Con la información facilitada y los cálculos realizados en la tabla 24 se tiene los siguientes 
resultados de la producción acumulada de petróleo (Np), Caudal de abandono (Qoa), las reservas 
probadas en el pozo y la recuperación final estimada (EUR). 
Tabla 24: Resultados del pozo EDY H-150H 
Np  (barril) 169974,1 
   Qoi (B/D) 188,69 
   
   
Exponencial 
  
Qoa (BPPD) 63,5 
  
Reservas  (barril) 84548,5 
  
EUR  (barril) 254522,6 
     TIPO DE DECLINACION BSW FECHA FIN DE PRODUCCIÓN  
CONSTANTE  0,9900 05 de Noviembre de 2015 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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4.1.2 Pozos Horizontales de la Arena U inferior 
 
Los siguientes pozos (EDYC-153H, EDYK-129H y EDYT-157H), son productores de la arena U 
inferior y fueron motivo de análisis y evaluación de resultados del uso de los Dispositivos de 
Control de Influjo. 
 
4.1.2.1 Pozo EDYC-153H 
 
4.1.2.1.1 Flujo de Trabajo para el Diseño de la Completación 
Para el estudio se utilizó un sector del modelo exportado del modelo dinámico y en el cual se cargó 
el plan direccional del pozo. Esta información fue procesada con el software especializado NETool 
y con él se realizaron las simulaciones.  
Del modelo exportado, además de todas las propiedades de yacimiento se tiene datos de fluidos y 
roca. Esto da valides y confiabilidad a los resultados. 
El gráfico 90 es una vista del NETool, del sector del modelo estudiado y la navegación del pozo. 
La propiedad visualizada en este caso es Saturación de Petróleo observando la trayectoria del pozo 
y la ubicación del CAP. 
 
Gráfico 90: Modelo y Plan pozo EDYC153H  (Saturación de Petróleo) 
Fuente: Halliburton 
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Las propiedades de yacimiento de la formación U inferior en el sector de navegación del pozo 
muestran excelentes propiedades de porosidad y permeabilidad lo que indican el buen potencial de 
producción del pozo pero que también favorecen la conificación de agua.  
 
La permeabilidad vertical es 50% de la permeabilidad horizontal ayudando aún más a la 
conificación. Las propiedades de yacimiento en las celdas intersectadas por el pozo se muestran en 
la tabla 25 
Tabla 25: Propiedades de yacimiento en las celdas atravesadas por el pozo 
 
Fuente: Halliburton 
 
Además de las excelentes permeabilidades en el sector de navegación del pozo, el modelo muestra 
sectores con estas mismas propiedades en zonas más profundas intersectando el CAP como de 
muestra en el gráfico 91. 
 
# I,J,K Kx.Ky Kz Porosity Pressure Top MD Bot. MD Top TVD Bot. TVD
[Darcy] [Darcy] [psi] [ft] [ft] [ft] [ft]
16 39,65,17 2.003 1.002 0.192 3102.76 8898.73 8917.62 6533.18 6535.14
17 38,65,17 0.763 0.382 0.1961 3101.43 8917.62 8928.38 6535.14 6536.19
18 38,65,18 0.389 0.194 0.1878 3102.55 8928.38 8965.94 6536.19 6539.21
19 38,65,19 0.889 0.444 0.1634 3103.66 8965.94 8966.91 6539.21 6539.29
20 38,64,19 0.377 0.188 0.1858 3104.29 8966.91 9005.17 6539.29 6541.91
21 38,64,20 1.173 0.586 0.2 3105.32 9005.17 9077.83 6541.91 6544.25
22 38,64,21 1.062 0.531 0.1968 3106.35 9077.83 9326.07 6544.25 6544.99
23 38,64,22 1.483 0.742 0.2076 3107.38 9326.07 9327.83 6544.99 6544.99
24 37,64,22 1.628 0.814 0.2106 3106.37 9327.83 9402.83 6544.99 6544.99
25 37,63,22 2.614 1.307 0.2259 3105.96 9402.83 9648.53 6544.99 6544.99
26 37,63,23 0.837 0.419 0.1892 3106.87 9648.53 9741.11 6544.99 6544.99
27 36,63,23 3.233 1.617 0.2327 3106.71 9741.11 9838.18 6544.99 6544.99
28 36,62,23 2.958 1.479 0.2299 3107.01 9838.18 9919.31 6544.99 6545
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Gráfico 91: Altas permeabilidades intersecando al CAP. 
Fuente: Halliburton 
 
La permeabilidad a lo largo del pozo se muestra en el gráfico 92 y es la usada por el software 
NETool en cada uno de los sectores modelados. 
 
 
Gráfico 92: Permeabilidad a lo largo de la sección Horizontal usada en NETool 
Fuente: Halliburton 
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La variación de permeabilidad y la cercanía del CAP hacen que se produzca conificación 
rápidamente como se muestra en el gráfico 93 a diferentes tiempos de producción. 
 
Gráfico 93: Conificación de agua vs. Días de producción 
Fuente: Halliburton 
 
En este escenario se simuló la producción del pozo usando tres tipos de completaciones: 
 Liner ranurado 
 (DCI) ajustables /Nozzles 
 (DCIA) 
En tres tipos de situaciones usando tasas de 1500 BFPD y 4000 BFP. 
1. Arranque de producción. Sw=0.125% (Baja saturación de agua). 
2. Agua entrando por la punta del pozo (9708 ft MD hasta TD) Sw=0.5% 
3. Más agua por la punta del pozo (9708 ft MD hasta TD) Sw=0.7% y agua entrando por la 
parte media Sw=0.5% 
Los resultados se muestran en la tabla 26. 
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Tabla 26: Resultados de las simulaciones (tasas de 1500 BFPD y 4000 BFPD) 
 
Fuente: Halliburton 
 
Se observa en la tabla 26 que en todos los casos, el rendimiento de los (DCIA) es superior a 
cualquier otro sistema de completación.  
 
En el mismo escenario los (DCIA) restringen más agua pero al mismo tiempo produce más 
petróleo de las zonas en las que todavía la Sw es baja. Este es el principio de funcionamiento de los 
(DCIA), al entrar más agua en un sector, se produce un mayor delta P a través del (DCIA). Esto 
ocasiona que la presión de tubing disminuya, se tiene mayor drawdown en las otras zonas y por lo 
tanto mayor producción de petróleo. Este efecto está ilustrado en el gráfico 94. 
 
 
Gráfico 94: Producción de petróleo vs. Entrada de agua 
Fuente: Halliburton 
 
 Phase mode Oil rate Water rate WCUT Q total BHP
 [STB/d] [STB/d] [%] [STB/d] [PSI]
Caso 1-1 Oil+Wat 1484 16 1.09 1500 3069
Caso 1-2 Oil+Wat 911 589 39.2 1500 3074
Caso 1-3 Oil+Wat 353 1147 76.5 1500 3087
Caso 2-1 Oil+Wat 1484 16 1.1 1500 3057
Caso 2-2 Oil+Wat 1116 384 25.6 1500 3060
Caso 2-3 Oil+Wat 631 869 57.9 1500 3070
Caso 3-2 Oil+Wat 1484 16 1.1 1500 3027
Caso 3-2 Oil+Wat 1249 251 16.7 1500 3024
Caso 3-3 Oil+Wat 972 528 35.2 1500 3022
Pyacimiento Phase mode Oil rate Water rate WCUT Q total BHP
3106 [STB/d] [STB/d] [%] [STB/d] [PSI]
Caso 1-1 Oil+Wat 3956 44 1.1 4000 3000
Caso 1-2 Oil+Wat 2434 1566 39.1 4000 3013
Caso 1-3 Oil+Wat 941 3059 76.5 4000 3048
Caso 2-1 Oil+Wat 3956 44 1.1 4000 2945
Caso 2-2 Oil+Wat 3057 943 23.6 4000 2955
Caso 2-3 Oil+Wat 1894 2106 52.7 4000 2978
Caso 3-2 Oil+Wat 3956 44 1.1 4000 2782
Caso 3-2 Oil+Wat 3456 544 13.6 4000 2766
Caso 3-3 Oil+Wat 2862 1138 28.4 4000 2751
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En los casos 1-3, 2-3 y 3-3: 
La entrada de agua por las zonas más permeables en la punta y en el medio del pozo. 
Slotted Liner (rojo):  
• entra más agua por estas zonas 
• produce menos petróleo por las otras  
AICDs (purpura) 
• Entra menos agua por las zonas de alta permeabilidad 
• Produce más petróleo por las otras zonas 
ICDs/Nozzles (azul claro) 
Comportamiento intermedio entre Slotted Liner y AICDs 
Como se puede ver en el gráfico 95. 
 
 
Gráfico 95: Comportamiento de las diferentes tecnologías 
Fuente: Halliburton 
 
En conclusión en el sector del pozo EDY C-153H se encuentran las condiciones para producir altas 
tasas de fluidos y por la cercanía del CAP la irrupción del agua por conificación será rápida (no 
mayor a 50 días). 
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De las tecnologías de controladores de flujo, los (DCIA) es la tecnología  que más controla la 
entrada de agua y favorece la entrada de petróleo, sin embargo debido a la condiciones de 
yacimiento y CAP, los beneficios de los (DCIA) no serán mantenidos en el tiempo porque el agua 
también irrumpirá en poco tiempo por las zonas menos permeables en pozo (del orden de 1 darcy) 
inundando todo el pozo.  
 
Según los análisis realizados el aplicar cualquier otra tecnología DCI (tubos u orificios) resultará en 
peores resultados. 
 
4.1.2.1.2 Predicciones y Comportamiento Real del Pozo  
 
El inicio de producción fue el 18 de septiembre de 2012 de la arena U inferior y según el 
pronóstico de producción realizado producirá hasta el 15 de septiembre de 2018. 
 
El pozo fue completado con Dispositivo Control de Influjo Autónomo (DCIA), Cuando inició la 
producción se obtuvo: 
 
 Presión de reservorio de 3000 Psi. 
 Producción inicial de fluido de 945 BFPD. 
 Producción inicial de Petróleo de 943 BPPD. 
 Producción inicial de Agua de 2 BAPD. 
 
El gráfico 96  muestra el comportamiento histórico del pozo en el cual podemos ver que el BSW 
inicialmente tiende a incrementar rápidamente, cuando alcanza un BSW de 80% tiende a mantener 
un comportamiento constante, por lo que la producción de petróleo inicialmente es alta pero 
declina rápidamente incrementando la producción de agua, en un periodo de 200 días la producción 
de fluido, agua y petróleo se estabiliza. 
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Gráfico 96: Historia de Producción del pozo EDY C-153H 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Tomando en cuenta la historia de producción de petróleo se realizó el cálculo del pronóstico de 
producción de acuerdo a tres tipos de declinación (constante, hiperbólica y armónica), para 
determinar a cual se ajusta el comportamiento del pozo. 
 
En este pozo la diferencia entre los diferentes tipos de declinación es mínima, para el análisis de 
este pozo se determinó que la declinación que mejor se ajusta al comportamiento del pozo es la 
declinación exponencial con 29,7% anual, en el gráfico 97 se puede ver dicho comportamiento. En 
el anexo A-2 se adjunta la tabla de resultados de dichas predicciones. 
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Gráfico 97: Predicción de Producción del pozo EDY C-153H 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
En el gráfico 98 se observa el pronóstico de producción de fluido, para tener la mayor cantidad de 
información para determinar si la implementación de los Dispositivos de Control de Influjo 
Autónomos fue efectiva. 
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Gráfico 98: Pronóstico de producción de fluido del pozo EDY C-153H. 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Después de realizar el pronóstico de producción de fluido y de petróleo por diferencia se obtiene el 
pronóstico de producción de agua que se muestra en el gráfico 99. 
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Gráfico 99: Pronóstico de producción de agua del pozo EDY C-153H. 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Es importante tener todos los parámetros posibles para poder realizar un análisis y evaluación de 
las tecnologías por lo que se ha visto necesario calcular el comportamiento del %BSW en base a 
los cálculos anteriores, en el gráfico 100 se muestra el resultado de dichos cálculos. 
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Gráfico 100: Predicción del %BSW del pozo EDY C-153H 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Los cálculos realizados muestran que la vida productiva del pozo aumenta con la implementación 
del Dispositivo de Control de Influjo Autónomo, ayudando a tener una mayor recuperación de 
petróleo y como se verifico con la simulación se produce un rápido avance del agua por la alta 
permeabilidad y estar cerca del CAP. 
 
Cuando el pozo llegue al caudal económico (50 BPPD), que se estima  será el 15 de septiembre de 
2018, la producción de fluido será de 2684 BFPD y la producción de agua será de 2634 BAPD con 
lo que tendremos 0,98137 de BSW. 
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Con la información y los cálculos realizados en la tabla 27 se tiene los siguientes resultados de la 
producción acumulada de petróleo (Np), Caudal de abandono (Qoa), las reservas probadas en el 
pozo y la recuperación final estimada (EUR). 
Tabla 27: Resultados del pozo EDY C-153H 
Np  (barril) 183340,75 
   Qoi (B/D) 212,8 
   
   
Exponencial 
  
Qoa (BPPD) 50,0 
  
Reservas  (barril) 199996,0 
  
EUR  (barril) 383336,7 
     TIPO DE DECLINACION BSW FECHA FIN DE PRODUCCIÓN  
CONSTANTE  0,98137603 15 de Septiembre de 2018 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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4.1.2.2 Pozo EDYK-129H 
 
El inicio de producción fue el 18 de septiembre de 2012 de la arena U inferior y según el 
pronóstico de producción realizado producirá hasta el 01 de agosto de 2022. 
 
El pozo fue completado con Dispositivo Control de Influjo (DCI), Al inicio de la producción se 
obtuvo: 
 
 Presión de reservorio de 2950 Psi. 
 Producción inicial de fluido de 934,56 BFPD. 
 Producción inicial de Petróleo de 932,17 BPPD. 
 Producción inicial de Agua de 2,39 BAPD. 
 
En este pozo no se presenta una diferencia muy grande entre los tipos de declinación, los cuales 
tienen un comportamiento similar, para este pozo se determinó que la declinación que mejor se 
ajusta al comportamiento es la declinación exponencial con 35% anual, en la tabla 28 se puede ver 
los resultados de dichas predicciones. En los anexos B-3, C-3, D-3 y E-3 se adjunta los gráficos de 
resultados. 
Tabla 28: Resultados predicciones del pozo EDY K-129H 
PREDICCIONES DEL POZO EDYK-129H 
AÑO PETRÓLEO (BLS) AGUA(BLS) 
FLUIDO 
(BLS) %BSW PROMEDIO 
2010 276108 14765 290873 5,30 
2011 393928 626528 1020456 58,96 
2012 141943 1080090 1222033 88,37 
2013 105165 1198477 1303642 92,53 
2014 76630 1466754 1543384 95,03 
2015 54000 1562884 1616884 96,66 
2016 38140 1635166 1673307 97,72 
2017 26790 1678471 1705261 98,43 
2018 11810 995734 1007544 98,83 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Cuando el pozo llegue al caudal económico (50 BPPD), que se estima será el 01 de agosto de 2018, 
la producción de fluido será de 4747 BFPD y la producción de agua será de 4697 BAPD con lo que 
tendremos 0,98947 de BSW. 
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Con la información y los cálculos realizados en la tabla 29 se tiene los siguientes resultados de la 
producción acumulada de petróleo (Np), Caudal de abandono (Qoa), las reservas probadas en el 
pozo y la recuperación final estimada (EUR). 
Tabla 29: Resultados del pozo EDY K-129H 
Np  (barril) 901512,97 
   Qoi (B/D) 263,94 
   
   
Exponencial 
  
Qoa (BPPD) 50,0 
  
Reservas  (barril) 223001,9 
  
EUR  (barril) 1124514,9 
     TIPO DE DECLINACION BSW FECHA FIN DE PRODUCCIÓN  
CONSTANTE  98,94691202 01 de Agosto de 2018 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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4.1.2.3 Pozo EDYT-157H 
 
El inicio de producción fue el 28 de enero de 2013 de la arena U inferior y según el pronóstico de 
producción realizado producirá hasta el 03 de febrero de 2016. 
 
El pozo fue completado con Dispositivo Control de Influjo (DCI), Al inicio de la producción se 
obtuvo: 
 
 Presión de reservorio de 3000 Psi. 
 Producción inicial de fluido de 1082 BFPD. 
 Producción inicial de Petróleo de 584 BPPD. 
 Producción inicial de Agua de 498 BAPD. 
 
En este pozo no se tiene una diferencia grande entre los tipos de declinación, los cuales tienen un 
comportamiento similar para el análisis de este pozo se determinó que la declinación que mejor se 
ajusta al comportamiento del pozo es la declinación exponencial con 21,05% anual, en la tabla 30 
se puede ver los resultados de dichas predicciones. En los anexos B-4, C-4, D-4 y E-4 se adjunta 
los gráficos de resultados. 
Tabla 30: Resultados predicciones del pozo EDY T-157H 
PREDICCIONES DEL POZO EDYT-157H 
AÑO 
PETROLEO 
(BLS) AGUA(BLS) FLUIDO(BLS) 
%BSW 
PROMEDIO 
2013 48308 749433 797741 94,44 
2014 25572 928325 953897 97,32 
2015 20718 961775 982493 97,89 
2016 1717 91057 92774 98,15 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
                                        
Los cálculos realizados muestran que la vida productiva del pozo aumenta con la implementación 
del Dispositivo de Control de Influjo (DCI), con mayor recuperación de petróleo. 
 
Cuando el pozo llegue al caudal económico (50 BPPD), que se estima  será el 03 de febrero de 
2016, la producción de fluido será de 2731 BFPD y la producción de agua será de 2681 BAPD con 
lo que tendremos 0,981687 de BSW. 
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Con la información y los cálculos realizados en la tabla 31 se tiene los siguientes resultados de la 
producción acumulada de petróleo (Np), Caudal de abandono (Qoa), las reservas probadas en el 
pozo y la recuperación final estimada (EUR). 
Tabla 31: Resultados del pozo EDY T-157H 
Np  (barril) 43081,7 
   Qoi (B/D) 80,73 
   
   
Exponencial 
  
Qoa (BPPD) 50,0 
  
Reservas  (barril) 53233,4 
  
EUR  (barril) 96315,1 
     TIPO DE DECLINACION BSW FECHA FIN DE PRODUCCIÓN  
CONSTANTE  98,16872157 03 de Febrero de 2016 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 190 
 
4.2 Resultados  
4.2.1 Comparación de producción entre el (DCI) y (DCIA), T principal 
 
Análisis de la producción de tres pozos, dos de ellos completados con DCI tipo orificio (EDY H-
147H y EDY H-150H) y el tercero (EDY D-163H) con DCIA. 
 
4.2.1.1 Comparación de la producción de Fluido 
 
Comparando la producción de fluido de los pozos EDY H-147H y EDY H-150H completados con 
DCI y el pozo EDY D-163H completado con (DCIA) se observa en el gráfico 101 que si tomamos 
como referencia el pozo (EDY D-163H) que tiene 178 días acumulados de producción se puede 
observar que la producción de fluidos es más baja. 
 
En el pozo EDYH-147H tenemos una producción de 1693 BFPD; en el pozo EDYH-150H tenemos 
una producción de 3862 BFPD y en el pozo EDYD-163H tenemos una producción de 1140 BFPD 
gracias a la eficiencia del (DCIA). 
 
Gráfico 101: Comparación de la producción de fluido 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
4.2.1.2 Comparación de la producción de Petróleo 
 
En el pozo EDYH-147H tenemos una producción de 135 BPPD; en el pozo EDYH-150H tenemos 
una producción de 386 BPPD y en el pozo EDYD-163H tenemos una producción de 536 BPPD. 
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Comparando la producción de petróleo, el (DCIA) recupera una mayor cantidad de hidrocarburos 
en el mismo periodo de tiempo acumulado (178 días) lo que demuestra su eficiencia en los pozos 
horizontales del campo Edén Yuturi en la arena T principal, por lo que en la actualidad se convierte 
en la tecnología más eficiente y rentable pues alarga la vida del pozo. (Ver gráfico 102). 
 
Gráfico 102: Comparación de la producción de Petróleo 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
4.2.1.3 Comparación de la producción de Agua 
 
En el pozo EDYH-147H tenemos una producción de 1558 BAPD; en el pozo EDYH-150H 
tenemos una producción de 3476 BAPD y en el pozo EDYD-163H tenemos una producción de 604 
BAPD. 
 
Comparando la producción de Agua el (DCIA) es muy efectiva evitando la rápida conificación del 
pozo, en el mismo periodo de tiempo acumulado (178 días) en el gráfico 103 se observa una 
diferencia muy grande en la producción de agua demostrando su eficiencia en el manejo de los 
fluidos en el reservorio (Arena T principal).  
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Gráfico 103: Comparación de la producción de Agua 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Como resultado del buen manejo de fluidos en el reservorio el BSW del pozo se va a mantener por 
mucho más tiempo como se puede ver en el gráfico 104 haciendo que la eficiencia de este 
Dispositivo alargue la vida productiva del pozo obteniendo una mayor rentabilidad. 
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Gráfico 104: Comparación del BSW 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
En la tabla 32 se muestra un resumen de la producción obtenida al realizar la comparación de los 
(DCI) y (DCIA). 
Tabla 32: Comparación de producciones  
 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Después de haber realizado el análisis y evaluación de resultados del uso de los dispositivos de 
control de flujo en pozos horizontales seleccionados de la arena T principal concluimos que la 
tecnología más eficiente para reducir el avance de agua son los Dispositivos de Control de Influjo 
Autónomos, logrando incrementar la vida productiva del pozo y generando mayor rentabilidad. 
  
Pozo TECNOLOGIA BFPD BPPD BAPD %BSW
EDY H-147H Orificio 1693 135 1558 92
EDY H-150H Orificio 3862 386 3476 90
EDY D-163H DCIA 1140 536 604 53
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4.2.2 Comparación de producción entre el (DCI) y (DCIA), U inferior 
 
Análisis de la producción de tres pozos, dos de ellos completados con DCI (EDY K-129H y EDY 
T-157H) y el tercero (EDY C-153H) con (DCIA). 
 
4.2.2.1 Comparación de la producción de Fluido 
 
Comparando la producción de fluido de los pozos EDY K-129H y EDY T-157H completados con 
DCI y el pozo EDY C-153H completado con (DCIA) se observa en el gráfico 105 que si tomamos 
como referencia el pozo (EDY T-157H) que tiene 258 días acumulados de producción, se puede 
observar que la producción de fluidos en el pozo EDY C-153H la producción de fluidos es 
considerablemente más baja. 
 
En el pozo EDYK-129H tenemos una producción de 2804 BFPD; en el pozo EDYT-157H tenemos 
una producción de 2217 BFPD y en el pozo EDYC-153H tenemos una producción de 1890 BFPD 
gracias a la eficiencia del DCIA. 
 
 
Gráfico 105: Comparación de la producción de fluido 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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4.2.2.2 Comparación de la producción de Petróleo 
 
En el pozo EDYK-129H tenemos una producción de 336 BPPD; en el pozo EDYT-157H tenemos 
una producción de 89 BPPD y en el pozo EDYC-153H tenemos una producción de 302 BPPD. 
 
Comparando las producciones de petróleo el DCIA recupera una mayor cantidad de hidrocarburos 
en el mismo periodo de tiempo acumulado (258 días) lo que demuestra su eficiencia en los pozos 
horizontales del campo Edén Yuturi en la arena U inferior, por lo que en la actualidad se convierte 
en la tecnología más eficiente (Ver gráfico 106). 
 
 
Gráfico 106: Comparación de la producción de Petróleo 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
4.2.2.3 Comparación de la producción de Agua 
 
En el pozo EDYK-129H tenemos una producción de 2468 BAPD; en el pozo EDYT-157H tenemos 
una producción de 2128 BAPD y en el pozo EDYC-153H tenemos una producción de 1588 BAPD. 
Comparando las producciones de Agua el DCIA es muy efectivo evitando la rápida conificación 
del pozo, en el mismo periodo de tiempo acumulado (258 días) en el gráfico 107. 
Se observa una diferencia significativa en la producción de agua demostrando su eficiencia en el 
manejo de los fluidos en el reservorio (Arena U inferior).  
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Gráfica 107: Comparación de la producción de Agua 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Como resultado de ese buen manejo de fluidos en el reservorio el BSW del pozo se va a mantener 
por mucho más tiempo como se puede ver en el gráfico 108 haciendo que la eficiencia de este 
Dispositivo alargue la vida productiva del pozo obteniendo una mayor rentabilidad. 
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Gráfica 108: Comparación del BSW 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
En la tabla 33 se muestra un resumen de las producciones obtenidas al realizar la comparación de 
los (DCI) y (DCIA). 
Tabla 33: Comparación de producciones  
Pozo TECNOLOGIA BFPD BPPD BAPD %BSW 
EDY K-129H DCI 2804 336 2468 88 
EDY T-157H DCI 2217 89 2128 96 
EDY C-153H DCIA 1890 302 1588 84 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Después de haber realizado el análisis y evaluación de resultados del uso de los dispositivos de 
control de flujo en pozos horizontales seleccionados de la arena U inferior concluimos que la 
tecnología más eficiente para reducir el avance de agua son los Dispositivos de Control de Influjo 
Autónomos, logrando incrementar la vida productiva del pozo y generando mayor rentabilidad.  
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CAPITULO V 
 
5. ANÁLISIS ECONÓMICO DEL PROYECTO 
 
5.1 Introducción 
 
En la industria petrolera el factor económico juega un papel  muy importante, por esta razón es 
necesario realizar una evaluación de las completaciones objeto de estudio, mediante la 
comparación de inversión y producción.  
 
En el presente análisis  se comparará  el pozo EDYH-150H, el pozo EDYH-147H completados con 
tecnología (DCI) (Dispositivos de Control de Influjo diseñados para restringir la entrada de fluido 
frente a las zonas menos permeables, de esta manera el drenaje de fluidos tiene un perfil más 
regular a lo largo de la sección horizontal y la entrada de agua es retrasada) y el pozo EDYD-163H 
completado con la tecnología (DCIA) (Dispositivos de Control de Flujo Autónomo es una nueva 
generación de controladores de flujo con la capacidad de restringir el flujo de fluidos de manera 
autónoma en base a las propiedades del fluido que lo atraviesa, diseñados para controlar  el avance 
de gas o agua en el yacimiento,  puede extender la vida productiva del pozo maximizando la 
producción total) para así determinar cuál de las tecnologías es la más rentable. 
 
5.2 Flujo Neto de Caja  
 
El Flujo neto de caja es igual a la suma de los ingresos previstos menos el monto de los egresos 
correspondientes a un determinado período de tiempo, lo que nos permite evaluar una inversión. 
 
 
Dónde:  
FNCk= Flujo Neto de Caja del proyecto correspondiente al periodo K.  
 
Ik =Ingresos previstos del proyecto correspondiente al periodo K.  
 
Ek  =Egresos previstos del proyecto correspondiente al periodo K. 
 
Este cálculo es fundamental para obtener el Valor Actual Neto (VAN) y la Tasa Interna de Retorno 
(TIR). 
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5.3  Valor Actual Neto (VAN) 
 
El VAN es un indicador financiero que mide los flujos de los futuros ingresos y egresos que tendrá 
un proyecto, si el resultado es positivo, el proyecto es viable. La tasa de interés con la que se 
descuenta el flujo neto proyectado, es  el rendimiento o rentabilidad mínima, que se espera ganar. 
 
A continuación se presenta la fórmula para calcular el VAN 
 
 
Dónde:  
 
FNCk= Flujo Neto de Caja del proyecto correspondiente al periodo K.  
 
r = Tasa de actualización o de descuento (% anual)  
 
A = Inversión inicial (USD)  
 
N = Período considerado en el Flujo Neto de Caja 
 
5.4 Tasa Interna de Retorno (TIR) 
 
Se denomina Tasa Interna de Retorno (TIR) a la tasa de descuento que hace que el VAN de una 
inversión sea igual a cero. Es decir es el punto en el tiempo en que se recupera la inversión y se 
comienza a generar utilidades.  
 
El TIR es un indicador de la eficacia de una inversión, a través de este se considera que un proyecto 
de inversión es rentable. 
 
5.5  Análisis Económico – Comparativo de las Completaciones DCI y DCIA 
 
5.5.1 Análisis Económico del Pozo EDYD-163H completado con (DCIA) 
 
5.5.1.1 Inversión del proyecto 
 
Como inversiones del proyecto se toman en cuenta los costos de perforación y completación, a 
continuación en la gráfica 109 se presentan los costos reales y AFE  de perforación del pozo.    
 
AFE (por sus siglas en inglés, Authorization for Expenditure)  es un documento presupuestario, por 
lo general redactado por el operador, que detalla los gastos estimados de la perforación de un pozo 
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a una profundidad específica, el punto de revestimiento u objetivo geológico y si se completa o se 
abandona el pozo. 
 
Estos gastos podrían incluir la excavación y la preparación de la superficie del yacimiento, la tasa 
diaria de alquiler del equipo de perforación, costos de combustible, columna de perforación, 
brocas, revestimiento, cemento y registros, extracción del núcleo y pruebas del pozo, entre otros. 
 
 
Gráfico 109: Costos AFE y real de perforación del pozo EDYD-163H. 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYD-163H (Julio 2013) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
En las tablas 34 y 35se muestran los costos reales de perforación  y completación detallados del 
pozo EDYD-163H. 
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Tabla 34: Detalle del costo real de perforación del pozo EDYD-163H 
COSTO DE PERFORACIÓN 
DESCRIPCION 
COSTO REAL 
(USD) 
SERVICIOS 
SERVICIO TALADRO PERFORACION  1129255 
SERVICIO DE GERENCIAMIENTO PERFORACION  43038 
SERVICIO DE DIRECCIONAL  1186916,06 
SERVICIO LODOS PERFORACION  249301,24 
SERVICIO DE CONTROL DE SOLIDOS PERFORACION  190216,22 
SERVICIO DE MUD LOGGING PERFORACION  72120 
SERVICIO DE GYRO  55800 
SERVICIO DE CATERING PERFORACION  33722,5 
SERVICIO INSPECCION DE TUBULARES PERFORACION  5717,53 
SERVICIO DE CORRIDA DE TUBULARES PERFORACION  78840 
SERVICIO CEMENTACION PERFORACION  523386,9 
SERVICIO DE INSTALACION DE CABEZAL Y CORTE FRIO DE CASING 4400 
SERVICIOS DE REGISTROS A HOYO ABIERTO WIRELINE 178509,6 
SERVICIO DE LINER HANGER 117054,44 
SERVICIO LUMP SUM BROCAS DE PERFORACION 204100 
SERVICIO EQUIPO PESADO DE PERFORACION 15000 
RENTAS 
RENTA DE EQUIPOS  DE PERFORACION 17983,16 
MATERIALES 
MATERIALES CABEZAL DE POZO DE PERFORACIÓN  94729,17 
COMBUSTIBLES PERFORACION 69372,2 
TUBERIA DE REVESTIMIENTO  1253282,94 
ACEITES Y GRASAS DE PERFORACION 500 
SUBTOTAL 5437323,05 
GENERALES 
SERVICIO DE TRANSPORTE DE PERSONAL 26100 
SERVICIO DE CAMION VACUM 2900 
PERMISOS 25000 
SERVICIO DE ING EN GEOLOGIA 7500 
SERVICIO DE BASE PERMANENTE OBREROS Y GUARDIAS 2300 
MATERIALES GENERALES DE LA OPERACIÓN 26100 
SUBTOTAL 94200 
TOTAL 5531523,05 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYD-163H (Julio 2013) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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Gráfico 110: Porcentaje de costos reales de perforación del pozo EDYD-163H 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYD-163H (Julio 2013) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
 
Gráfico 111: Porcentaje de costo real de completación del pozo EDYD-163H 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYD-163H (Julio 2013) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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Tabla 35: Costo real de completación del pozo EDYD-163H 
COSTOS DE COMPLETACION 
DESCRIPCION COSTOS 
SERVICIOS 
SERVICIO TALADRO COMPLETACION  176900 
SERVICIO DE GERENCIAMIENTO COMPLETACION  10440 
SERVICIO CONTROL DE SOLIDOS COMPLETACION  22386,76 
SERVICIO CATERING COMPLETACION  4155 
SERVICIO LIMPIEZA QUIMICA Y MECANICA  363453,01 
SERVICIO DE GYRO COMPLETACION  0 
SERVICIO REGISTROS ELECTRICOS A HOYO ENTUBADO 
WIRELINE  27511,44 
SERVICIO DE REMEDIACION DE CEMENTACION  0 
SERVICIO DE DISPAROS 98811,41 
SERVICIO DE ESTIMULACION, ACIDOS Y BOMBEO  0 
SERVICIO INSPECCION DE TUBULARES COMPLETACION 2500 
SERVICIO DE CORRIDA DE TUBULARES COMPLETACION 17012,8 
SERVICIO DE COMPLETACION DE FONDO 85000 
SERVICIO DE SLICK LINE  4300 
SERVICIO PRUEBAS DE PRODUCCION  0 
SERVICIO EQUIPO PESADO COMPLETACION  0 
SERVICIO DE INSTALACION SECCION C DE CABEZAL  25000 
SERVICIO DE FLUIDOS COMPLETACION 10075,2 
RENTAS 
RENTA EQUIPOS COMPLETACION  12000 
MATERIALES 
FILTROS BODEGA  1368,58 
TUBERIA DE COMPLETACION BODEGA  113852,75 
MATERIALES CABEZAL DE POZO COMPLETACION  43774,49 
ACEITES Y GRASAS COMPLETACION  0 
MATERIALES DE SLICK LINE BODEGA  4108,32 
BROCAS BODEGA  0 
COMBUSTIBLES COMPLETACION  7677,4 
FLUIDOS DE COMPLETACION BODEGA 2719,8 
MATERIALES DE COMPLETACION DE FONDO  100463,36 
COMPLETACION DE FONDO 553851 
GENERALES 
PERMISOS 11000 
TOTAL 1382261,32 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYD-163H (Julio 2013) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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5.5.1.2 Ingresos del Proyecto 
 
Los ingresos económicos del proyecto se obtienen  de la producción de petróleo tomando 90 
dólares como precio de un barril de petróleo, los datos de producción anual se presentan a 
continuación (Tabla 36). 
 
Tabla 36: Pronóstico de producción anual del pozo EDYD-163H 
PRODUCCIÓN ANUAL DE PETRÓLEO 
AÑO BARRILES 
2013 136173 
2014 135541 
2015 105665 
2016 82573 
2017 64174 
2018 50029 
2019 39001 
2020 30478 
2021 23687 
2022 10485 
Ʃ 677806 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Para realizar el cálculo del Flujo Neto de Caja  del TIR y el VAN es necesario tomar en cuenta los 
siguientes datos: 
 
 Costo de producción de un barril de petróleo 7 USD. 
 Tasa de interés  anual de  11%  (Banco Central del Ecuador). 
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 5.5.1.3 Cálculo del Flujo Neto de Caja 
Tabla 37: Flujo Neto de Caja del pozo EDYD-163H 
ITEMS 0 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 
INVERSION (USD) -6913784,4                     
PRODUCCION (BLS)   136173 135541 105665 82573 64174 50029 39001 30478 23687 10485 
COSTO ESTIMADO 
BARRIL (USD)   90 90 90 90 90 90 90 90 90 90 
INGRESOS(USD)   12255537,9 12198729,5 9509885,4 7431597,7 5775643,2 4502575,8 3510117,9 2743017,7 2131801,6 943643,1 
COSTO ESTIMADO DE 
PRODUCCION(USD)   7 7 7 7 7 7 7 7 7 7 
EGRESOS (USD)   953208,5 948790,1 739657,8 578013,2 449216,7 350200,3 273009,2 213345,8 165806,8 73394,5 
FLUJO DE CAJA(USD) -6913784,4 11302329,4 11249939,4 8770227,6 6853584,5 5326426,5 4152375,5 3237108,8 2529671,9 1965994,8 870248,6 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego (Diciembre 2013).
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5.5.1.4 Resultados  
 
En la tabla 38 se detalla los resultados del Valor Actual Neto (VAN), la Tasa Interna de Retorno 
(TIR), y los días de recuperación de la inversión del pozo. 
Tabla 38: Resultado del análisis económico  del pozo EDYD-163H 
TASA INTERNA DE 
RETORNO (TIR)  155% 
VALOR ACTUAL NETO 
(VAN) $ 29.224.776,31  
TIEMPO DE 
RECUPERCION DE LA 
INVERSIÓN 161 DIAS 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
5.5.2 Análisis Económico del Pozo EDYH-150H 
 
5.5.2.1 Inversión del Proyecto 
 
Los costos de perforación real, AFE y costos de completación reales se detallan a continuación 
(Gráfico 112). 
 
Gráfico 112: Costos de perforación AFE y real  del pozo EDYH-150H (Abril 2013) 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYH-150HBase de Datos del Departamento de 
Perforación (SHE). 
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En las tablas 39 y 40 se muestran los costos reales de perforación  y completación detallados del 
pozo EDYH-150H. 
Tabla 39: Costo de perforación real del pozo EDYH-150H 
COSTO DE PERFORACIÓN 
DESCRIPCION COSTO REAL (USD) 
SERVICIOS 
SERVICIO TALADRO PERFORACION  818944,18 
SERVICIO DE GERENCIAMIENTO PERFORACION  20184 
SERVICIO DE DIRECCIONAL  2039485,91 
SERVICIO LODOS PERFORACION  322493,59 
SERVICIO DE CONTROL DE SOLIDOS PERFORACION  135887,5 
SERVICIO DE MUD LOGGING PERFORACION  61240,4 
SERVICIO DE GYRO  57200 
SERVICIO DE CATERING PERFORACION  22907,5 
SERVICIO INSPECCION DE TUBULARES PERFORACION  0 
SERVICIO DE CORRIDA DE TUBULARES PERFORACION  84812 
SERVICIO CEMENTACION PERFORACION  342175,85 
SERVICIO DE INSTALACION DE CABEZAL Y CORTE FRIO DE CASING 4892,4 
VERSAFLEX 74575,64 
SERVICIO DE LINER HANGER 117054,44 
SERVICIO LUMP SUM BROCAS DE PERFORACION 249311 
SERVICIO EQUIPO PESADO DE PERFORACION 0 
RENTAS 
RENTA DE EQUIPOS  DE PERFORACION 63537,67 
MATERIALES 
MATERIALES CABEZAL DE POZO DE PERFORACIÓN  32318,35 
COMBUSTIBLES PERFORACION 42485,02 
TUBERIA DE REVESTIMIENTO  583115,83 
ACEITES Y GRASAS DE PERFORACION 0 
GENERALES 113650,22 
TOTAL 5069207,06 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYH-150H (Abril 2013) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE) 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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Gráfico 113: Porcentaje de costos reales de perforación del pozo EDYH-150H 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYH-150H (Abril 2013) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE) 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
Tabla 40: Costos de completación del pozo EDYH-150H 
COSTOS DE COMPLETACION 
DESCRIPCION 
COSTOS 
REALES 
(USD) 
SERVICIOS 
COMPLETACION DEL POZO  600230 
SUMINISTRO DEL EQUIPO  30724 
SUMINISTRO DE TUBERIA 307366 
RENTAS VARIAS 5273 
ESTIMULACION 150000 
COMPLETACION DE FONDO 518789 
REGISTROS ELECTRICOS 66362 
SUMINISTROS BROCAS FILTROS QUIMICOS 12536 
TOTAL 1691280 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYH-150H (Abril 2013) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE) 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
84% 
1% 13% 
2% 
DISTRIBUCION COSTO REAL 
PERFORACION 
SERVICIOS
RENTAS
MATERIALES
GENERALES
 209 
 
 
Gráfico 114: Porcentaje de costos reales de completación del pozo EDYH-150H 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYH-150H (Abril 2013) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE) 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
5.5.2.2 Ingresos del Proyecto 
 
Los datos de producción para obtener los ingresos económicos  del pozo se muestran en la tabla 41. 
Tabla 41: Pronóstico de producción anual del pozo EDYH-150H 
PRODUCCIÓN ANUAL DE PETRÓLEO 
AÑO BARRILES 
2012 91680 
2013 89464 
2014 48516 
2015 24862 
Ʃ 254523 
Fuente: Base de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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5.5.2.3 Cálculo del Flujo Neto de Caja 
Tabla 42: Flujo Neto de Caja del pozo EDYH-150H 
ITEMS 0 2012 2013 2014 2015 
INVERSION (USD) 
-6760487,06 
    
PRODUCCION (BLS) 
 
91680 89464 48516 24862 
COSTO ESTIMADO BARRIL (USD) 
 
90 90 90 90 
INGRESOS(USD) 
 
8251196,4 8051773,27 4366477,8 2237585,37 
COSTO ESTIMADO DE 
PRODUCCION(USD) 
 
7 7 7 7 
EGRESOS (USD) 
 
641759,72 626249,032 339614,94 174034,418 
COSTO ESTIMADO BARRIL (USD) 
-6760487,06 7609436,68 7425524,24 4026862,9 2063550,95 
 Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego (Diciembre 2013) 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
 
5.5.2.4 Resultados  
 
En la tabla 43 se detalla los resultados del Valor Actual Neto (VAN), la Tasa Interna de Retorno 
(TIR), y los días de recuperación de la inversión del pozo. 
Tabla 43: Resultado del análisis económico del pozo EDYH-150H 
TASA INTERNA DE 
RETORNO (TIR)  91% 
VALOR ACTUAL NETO 
(VAN) $ 9.392.176,30  
TIEMPO DE 
RECUPERCION DE LA 
INVERSIÓN 207 
 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego (Diciembre 2013) 
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5.5.3 Análisis Económico del Pozo EDYH-147H 
 
5.5.3.1 Inversión del Proyecto 
 
Los costos de perforación AFE y reales y costos reales de completación se detallan a continuación 
(Gráfico 115). 
 
Gráfico 115: Costos de perforación AFE y real  del pozo EDYH-147H 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYH-147H (Febrero 2102) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE) 
 
En las tablas 44 y 45 se muestran los costos reales de perforación  y completación detallados del 
pozo EDYH-147H.  
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Tabla 44: Costos reales de perforación del pozo EDYH-147H 
COSTO DE PERFORACIÓN 
DESCRIPCION COSTO 
SERVICIO DE CAMION VACUM 5004 
PERMISOS 10000 
COMBUSTIBLES, LUBRICANTES, SERVICIOS GENERALES 1759,17 
SERVICIO TALADRO DE PERFORACIÓN 602482,17 
SERVICIO DE DIRECCIONAL 976610,18 
SERVICIO LODOS DE PERFORACION 333921,86 
SERVICIO DE CONTROL DE SOLIDOS DE PERFORACIUÓN 115625 
SERVICIO DE CATERING PERFORACIÓN 20706 
SERVICIO INSPECCIÓN DE TUBULARES PERFORACION 3116,5 
SERVICIO DE INTALACION DE CABEZAL Y CORTE FRIO DEL CASING 3780 
SERVICIO DE LINER HANGER 86702,4 
RENTA DE EQUIPOS PERFORACIÓN 11145 
MATERIALES CABEZAL DE POZO PERFORACIÓN 17705,29 
COMBUSTIBLES PERFORACION 41504,03 
TUBERIAS DE REVESTIMIENTO 569236,37 
BROCAS BODEGA 10567,76 
TOTAL 2809865,73 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYH-147H (Febrero 2102) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE) 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
 
Gráfico 116 Porcentaje de los costos reales de perforación del pozo EDYH-147H 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYH-147H (Febrero 2102) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE) 
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Tabla 45: Costos de completación del pozo EDYH-147H 
COSTOS DE COMPLETACION 
DESCRIPCION COSTOS 
SERVICIOS 
COMPLETACION DEL POZO  599300 
SUMINISTRO DEL EQUIPO  28810 
SUMINISTRO DE TUBERIA 299525 
RENTAS VARIAS 5273 
ESTIMULACION 125000 
COMPLETACION DE FONDO 510256 
REGISTROS ELECTRICOS 53293 
SUMINISTROS BROCAS FILTROS QUIMICOS 12536 
TOTAL 1633993 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYH-147H (Febrero 2102) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE) 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
 
 
Gráfico 117. Porcentaje de costos reales de completación  del pozo EDYH-147H 
Fuente: Reporte final de perforación del pozo EDYH-147H (Febrero 2102) 
Base de Datos del Departamento de Perforación (SHE) 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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5.5.3.2 Ingresos del Proyecto 
 
Los datos de producción para obtener los ingresos económicos  del pozo se muestran en la tabla 46 
Tabla 46: Pronóstico de producción anual del pozo EDYH-147H 
PRODUCCIÓN ANUAL DE PETRÓLEO 
AÑO BARRILES 
2012 79420 
2013 47320 
2014 36588 
2015 27625 
2016 20111 
Ʃ 211065 
FuenteBase de Datos del Departamento de Producción (SHE). 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
5.5.3.3 Cálculo del Flujo Neto de Caja 
Tabla 47: Flujo Neto de Caja del pozo EDYH-147H 
ITEMS 0 2012 2013 2014 2015 2016 
INVERSION (USD) -4443858,7           
PRODUCCION (BLS)   79420 47320 36588 27625 20111 
COSTO ESTIMADO 
BARRIL (USD)   90 90 90 90 90 
INGRESOS(USD)   7147758,6 4258819,3 3292954,9 2486274,2 1810006,7 
COSTO ESTIMADO DE 
PRODUCCION(USD)   7 7 7 7 7 
EGRESOS (USD)   555936,8 331241,5 256118,7 193376,9 140778,3 
FLUJO DE CAJA(USD) -4443858,7 6591821,8 3927577,8 3036836,2 2292897,4 1669228,4 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego (Diciembre 2013) 
 
5.5.3.4 Resultados  
 
En la tabla se detalla los resultados del Valor Actual Neto (VAN), la Tasa Interna de Retorno 
(TIR), y los días de recuperación de la inversión del pozo. 
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Tabla 48: Resultado del análisis económico  del pozo EDYH-147H 
TASA INTERNA DE 
RETORNO (TIR)  112% 
VALOR ACTUAL NETO 
(VAN) $ 8.472.023,89  
TIEMPO DE 
RECUPERCION DE LA 
INVERSIÓN 232Dias 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
5.5.4 Comparación de Resultados del Análisis Económico  
 
Los resultados del análisis económico de los pozos se resumen en la tabla 49  y  en las gráficas  que 
se presentan a continuación. 
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Tabla 49: Comparación de Resultados del Análisis Económico 
 
 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego (Diciembre 2013)
POZO TECNOLOGIA INVERSION(MM USD) VAN (MMUSD) TIR (%)
TIEMPO  
RECUPERACION DE LA 
INVERSION  (DIAS) 
T IEMPO DE 
PRODUCCION 
PRONOSTICO (DIAS)
UTILIDADES (MMUSD)
EDY-D163H DCIA 6,91 29,22 155 161 3381 49,34
EDY-H150H DCI 6,76 9,39 91 207 1272 14,36
EDY-H147H DCI 4,44 8,47 112 232 1344 13,07
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Gráfico 118: Comparación de  inversiones de los pozos objeto de estudio 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
 
 
Gráfico 119: Comparación del Valor Actual Neto de los pozos objeto de estudio 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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Gráfico 120: Comparación de la Tasa Interna de Retorno de los pozos objeto de estudio 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
 
Gráfico 121: Comparación del tiempo de recuperación de la inversión de los pozos objeto de 
estudio 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
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Gráfico 122: Comparación del tiempo de producción (pronóstico) de los pozos objeto de estudio 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego 
 
 
Gráfico 123: Comparación de las utilidades de los pozos objeto de estudio 
Elaboración: Enríquez Darío; Hidalgo Diego
0
500
1000
1500
2000
2500
3000
3500
EDY-D163H (DCIA) EDY-H150H (DCI) EDY-H147H (DCI)T
IE
M
P
O
 D
E 
P
R
O
D
U
C
C
IO
N
 P
R
O
N
Ó
ST
IC
O
 
(D
IA
S)
 
POZOS DE ESTUDIO 
0
5
10
15
20
25
30
35
40
45
50
EDY-D163H (DCIA) EDY-H150H (DCI) EDY-H147H (DCI)
U
TI
LI
D
A
D
ES
 (
M
M
 U
SD
) 
POZOS DE ESTUDIO 
 220 
 
CAPITULO VI 
 
6. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES. 
 
6.1 Conclusiones 
 
 Los parámetros petrofísicos del campo Edén Yuturi para la arena U Inferior son porosidad  
20%, permeabilidad 1200mD, compresibilidad 8.18 x10
-6
 PSI 
-1
, para la arena T principal 
porosidad 21% permeabilidad de 1000 mD compresibilidad  6.2 x10
-6
 PSI 
-1
. 
 
 Las propiedades de los fluidos del campo Edén Yuturi, para la arena U Inferior  son 
saturación de agua 25%, viscosidad del petróleo a la presión inicial 4.35 cP, viscosidad del 
petróleo a la presión de burbuja 3.81 cP, factor volumétrico del fluido 1.135 BY/BN, 
relación de solubilidad 144 PC/BN; para la arena T principal; saturación de agua 29.5%, 
viscosidad del petróleo a la presión inicial 8.6 cP, viscosidad del petróleo a la presión de 
burbuja 6.8 cP, factor volumétrico del fluido 1.087 BY/BN, relación de solubilidad 67 
PC/BN. 
 
 Los (DCI) consisten de canales de flujo que varían en número, longitud y diámetro basada 
en requerimientos de producción y características del reservorio, los diseños más utilizados 
son los de tipo orificio, tipo helicoidal y tubo capilar, la función de los (DCI) es producir 
una caída de presión, cada uno de los tipos de dispositivos (DCI) utiliza un principio 
operativo diferente para lograr la caída de presión. 
 
  Los Dispositivos de control de influjo Autónomos (DCIA) son una nueva generación de 
(DCI), El (DCIA) es un dispositivo de control de flujo en el que el método utilizado para 
convertir la energía potencial del fluido en el dispositivo depende de la composición de los 
líquidos o de otras propiedades, tales como la densidad, la viscosidad o el caudal. Esto se 
puede lograr mediante el cambio de la trayectoria de flujo del fluido o el cambio de la 
geometría de la trayectoria de flujo como una función de la propiedad de control, un 
(DCIA) proporciona restricción adicional de fluidos no deseados y lleva a cabo esta 
restricción adicional sin ninguna conexión o accionamiento desde la superficie y sin 
ninguna intervención por parte del operador. 
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 De la comparación del desempeño de los pozos de la arena T principal, se obtuvo que el 
pozo EDY D-163H completado con (DCIA), pronostica recuperar en toda su vida 
productiva 69% adicional de petróleo acumulado y una reducción del 28% de agua 
acumulada con respecto al pozo EDY H-147H completado con (DCI) y con respecto al 
pozo EDY H-150H se pronostica recuperar 63% adicional de petróleo acumulado y una 
reducción del 31% de agua acumulada. En consecuencia en los pozos de la arena T 
principal la tecnología (DCIA) es la más eficiente en el control del avance de agua. 
 
 Comparando el desempeño de los pozos de la arena U inferior, se obtuvo que el pozo EDY 
C-153H completado con (DCIA), pronostica recuperar en toda su vida productiva 75% 
adicional de petróleo acumulado con respecto al pozo EDY T-157H completado con (DCI) 
el cual tendrá una reducción de 44% de agua en relación con el pozo EDY C-153H, como 
ya se advirtió en la simulación el sector del pozo EDY C-153H se encuentra en 
condiciones para producir altas tasas de fluidos y por la cercanía del CAP la irrupción de 
agua por conificación será rápida, mientras que en pozo EDY K-129H la recuperación 
adicional de petróleo será del 66%, considerando la producción acumulada de agua se tiene 
que el pozo EDY C-153H tendrá una reducción de 52% con relación al pozo EDY K-
129H, en consecuencia en la arena U inferior la tecnología (DCIA) es más eficiente que 
cualquier otra, en la reducción del avance de agua. 
 
 Mediante los análisis realizados se determinó que la tecnología (DCIA) muestra una gran 
eficiencia en la recuperación de hidrocarburos, por los resultados obtenidos en los pozos 
EDY D-163H, EDY C-153H. 
 
Se realizó el análisis económico de tres pozos de estudio, dos  completados con  
Dispositivos de Control de Influjo (EDY-H147H, EDY-H150H) y uno  completado con 
Dispositivos de Control de Influjo Autónomo (EDY-D163H). 
 
 La inversión de perforación y completación   del pozo EDY-D163H fue de  6.91 millones 
de dólares, del pozo EDY-H147H fue de 4.44 millones de dólares y en el pozo EDY-
H150H se invirtió  6.76 millones de dólares. 
 
 El pozo más rentable por tener  un Valor Actual Neto mayor es el EDY-D163H con 29.2 
millones de dólares seguido del EDY-H150H con 9.39 millones de dólares y finalmente el 
pozo EDY–H147H con 8.47 millones de dólares. 
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 De los tres pozos analizados  el proyecto más eficiente es el EDY-D163H por presentar 
una Tasa  Interna de Retorno (TIR) de 155%,  después el EDY–H147H  con 112%  y por 
último el EDY-H150H con 91%. 
 
 Con un valor de 49.34 millones de dólares el pozo EDY-D163 es el que más utilidades 
obtiene tomando en cuenta que el pronóstico de vida es de 9.26 años (3381 días), 
demorándose en recuperar el monto de la inversión 0.44 años (161dias), el pozo EDY -
H150H consigue 14.36 millones de dólares en utilidades en un tiempo de vida pronosticado 
de 3,48 años (1272 días), tardando 0.57años (207 días) en recuperar la inversión. 
 
6.2 Recomendaciones  
 
 Para diseñar de manera eficiente  las completaciones con  (DCI)  o (DCIA)  se deben tener 
datos fidedignos de geología, propiedades de los fluidos, modelos estáticos y dinámicos 
confiables del reservorio para ser utilizados en los softwares NETool y QuikLook.  
 
 La tecnología (DCIA) muestra una gran eficiencia en la recuperación de hidrocarburos, por 
los resultados obtenidos en los pozos EDY D-163H, EDY C-153H, se recomienda a EP 
Petroamazonas su implementación  en futuros pozos horizontales con alta producción de 
agua. 
 
 La tecnología (DCIA) incrementa la vida productiva en los pozos, generando mayor 
rentabilidad, se recomienda a EP Petroamazonas su implementación en futuros pozos 
horizontales. 
 
 Que a través de las entidades gubernamentales del sector petrolero tales como la Secretaria 
de Hidrocarburos Ecuador (SHE) y la Agencia de Regulación y Control Hidrocarburífero 
(ARCH), permitan que EP Petroamazonas proporcione la información necesaria y 
suficiente a los tesistas de las diferentes universidades para lograr un mejor trabajo, el 
mismo que incluso será de beneficio para la misma empresa. 
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CAPITULO VIII 
 
8. ANEXOS 
 
ANEXO A – 1: PREDICCIÓN DE PRODUCCIÓN DEL POZO EDY D-163H 
 
PREDICCIONES DEL POZO EDYD-163H 
AÑO PETRÓLEO (BLS) AGUA(BLS) FLUIDO (BLS) %BSW PROMEDIO 
2013 136173 143762 279935 55,14 
2014 135541 332868 468409 70,98 
2015 105665 404263 509928 79,24 
2016 82573 461246 543819 84,80 
2017 64174 503416 567590 88,68 
2018 50029 537219 587247 91,47 
2019 39001 563571 602572 93,52 
2020 30478 585738 616216 95,05 
2021 23687 600168 623855 96,20 
2022 10485 327622 338107 96,90 
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ANEXO A – 2: PREDICCIÓN DE PRODUCCIÓN DEL POZO EDY C-153H 
 
PREDICCIONES DEL POZO EDYC-153H 
AÑO PETROLEO (BLS) AGUA(BLS) FLUIDO(BLS) %BSW PROMEDIO 
2012 90302 113478 203780 55,38 
2013 105698 670902 776600 87,83 
2014 63920 768748 832667 92,31 
2015 47495 838110 885605 94,63 
2016 35374 892144 927518 96,18 
2017 26201 928035 954236 97,25 
2018 14347 673604 687951 97,91 
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ANEXO B – 1: PREDICCIÓN DE PETRÓLEO DEL POZO EDY H-147H 
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ANEXO B – 2: PREDICCIÓN DE PETRÓLEO DEL POZO EDY H-150H 
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ANEXO B – 3: PREDICCIÓN DE PETRÓLEO DEL POZO EDY K-129H 
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ANEXO B – 4: PREDICCIÓN DE PETRÓLEO DEL POZO EDY T-157H 
 
0
100
200
300
400
500
600
700
Ta
sa
 d
e
 P
ro
d
u
cc
ió
n
 (
B
P
P
D
) 
Tiempo de Producción (dias) 
PREDICCIÓN DE PETRÓLEO POZO EDYT-157H 
HISTORIA DE PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO
PREDICCIÓN EXPONENCIAL
PREDICCIÓN HIPERBOLICA
PREDICCIÓN ARMONICA
 231 
 
ANEXO C – 1: PREDICCIÓN DEL INCREMENTO DE AGUA DEL POZO EDY H-147H 
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ANEXO C – 2: PREDICCIÓN DEL INCREMENTO DE AGUA DEL POZO EDY H-150H 
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ANEXO C – 3: PREDICCIÓN DEL INCREMENTO DE AGUA DEL POZO EDY K-129H 
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ANEXO C – 4: PREDICCIÓN DEL INCREMENTO DE AGUA DEL POZO EDY T-157H 
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ANEXO D – 1: PREDICCIÓN DEL INCREMENTO DE FLUIDO DEL POZO EDY H-147H 
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ANEXO D – 2: PREDICCIÓN DEL INCREMENTO DE FLUIDO DEL POZO EDY H-150H 
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ANEXO D – 3: PREDICCIÓN DEL INCREMENTO DE FLUIDO DEL POZO EDY K-129H 
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ANEXO D – 4: PREDICCIÓN DEL INCREMENTO DE FLUIDO DEL POZO EDY T-157H 
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ANEXO E – 1: PREDICCIÓN DEL %BSW DEL POZO EDY H-147H 
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ANEXO E – 2: PREDICCIÓN DEL %BSW DEL POZO EDY H-150H 
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ANEXO E – 3: PREDICCIÓN DEL %BSW DEL POZO EDY K-129H 
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ANEXO E – 4: PREDICCIÓN DEL %BSW DEL POZO EDY T-157H 
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ANEXO F – 1: CORTE ESTRUCTURAL EN PROFUNDIDAD DEL POZO EDY D-163H 
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ANEXO F – 2: CORTE ESTRUCTURAL EN PROFUNDIDAD DEL POZO EDY H-150H
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ANEXO F – 3: CORTE ESTRUCTURAL EN PROFUNDIDAD DEL POZO EDY C-153H
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ANEXO F – 4: CORTE ESTRUCTURAL EN PROFUNDIDAD DEL POZO   EDY T-157H 
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ANEXO G: CORRELACIÓN ESTRUCTURAL DEL POZO EDY T-157H 
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ANEXO H – 1: PLAN DIRECCIONAL DEL POZO EDY D-163H 
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ANEXO H – 2: PLAN DIRECCIONAL DEL POZO EDY C-153H 
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ANEXO H – 3: PLAN DIRECCIONAL DEL POZO EDY T-157H 
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ANEXO I: SIGLAS Y ABREVIATURAS 
 
API: American Petroleum Institute (Instituto Americano del Petróleo) 
ASME: American Society of Mechanical Engineers (Sociedad Americana de Ingenieros 
Mecánicos) 
BAPD: Barriles de Agua Por Día 
BFPD: Barriles de Fluido Por Día 
BPPD: Barriles de Petróleo Por Día 
BSW: Basic Sediments and Water   
EP: Empresa Pública 
GOR: Relación Gas Petróleo 
POES: Petróleo Original En Sitio 
S: Factor de Daño Skin 
WOR: Relación agua petróleo 
: Viscosidad 
K: Permeabilidad 
DCI: Dispositivo de Control de Influjo  
DCIA: Dispositivo de Control de Influjo Autónomo 
LWD: Logging While Drilling (Registro de Perforación)  
MWD: Measurement While Drilling (Registro de Perforación)  
PVT: Presión Volumen Temperatura   
Sw: Saturación de agua   
TVD: True Vertical Depth (Profundidad Vertical Verdadera)  
MD: Measurement Depth (Profundidad Medida) 
TIR: Tasa Interna de Retorno  
VAN: Valor Actual Neto  
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ANEXO J: GLOSARIO DE TÉRMINOS 
 
- A - 
Aceite in situ (OIP Oil in Place). - Es la estimación de la verdadera cantidad de aceite en un 
yacimiento, y por lo tanto una cifra superior a las reservas recuperables de yacimiento. 
Acuífero.- Cuerpo de roca permeable capaz de producir agua subterránea, también se define como 
la parte de un reservorio con empuje hidráulico que contiene agua. 
API Gravity.- Consiste en una unidad de densidad adoptada por el instituto Americano del 
Petróleo (API) desde años atrás. Según la escala API, cuanto más alto es el índice, menor la 
densidad del crudo.  
 
- B - 
BSW.- Abreviatura de “Basic Sediment and Water”, que se antepone al indicar el porcentaje de 
materiales extraños y agua que se producen con el petróleo y que deben ser separados del mismo 
antes de su entrega en el punto de venta. 
                                                                           - C - 
Control de pozo.- Conjunto de operaciones para restablecer el equilibrio de presiones en un pozo 
en el que ha entrado fluido de formación. Se efectúa calculando la presión de la capa que produce y 
la densidad necesaria del lodo para controlarla, y colocando después el nuevo lodo en el pozo.  
 
Capa de gas.- Mecanismo de producción mediante el cual existe un volumen de gas libre en la 
parte superior de la estructura de un reservorio se expande dentro de la zona de petróleo para 
desplazarlo hacia abajo, hacia los pozos productores. Se caracteriza porque la presión del 
yacimiento cae lenta y continuamente, la relación gas-petróleo se incrementa continuamente, la 
producción de agua es insignificante, el factor de recobro se encuentra entre 20 y 40 %. 
- F - 
Factor de recobro.- Es la relación expresada en porcentaje que existe, de acuerdo con métodos 
reconocidos por la industria petrolera, entre el hidrocarburo que puede ser recuperado de un 
yacimiento y el hidrocarburo original existente en el mismo yacimiento.  
- H - 
Humectabilidad.- Es la tendencia de un fluido a adherirse a la superficie de la roca, en presencia 
de otros fluidos inmiscibles. 
 
- I- 
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Intrusión de agua.- Agua que entra en la zona de petróleo de un yacimiento proveniente de 
formaciones que rodean el yacimiento, denominadas acuíferos. 
 
- P – 
Permeabilidad.- La permeabilidad normal es una medida de la capacidad de una roca para 
transmitir un fluido monofásico bajo condiciones de flujo laminar. La unidad de permeabilidad es 
el Darcy. 
 
Permeabilidad Absoluta (K).- Se la considera cuando un solo fluido está saturando un ciento por 
ciento el espacio poroso.  
 
Permeabilidad Efectiva (Ke).- Se la tiene cuando un fluido que se encuentra en presencia de otro 
u otros fluidos satura el medio poroso. Por lo tanto, la permeabilidad de un fluido se determina en 
la presencia de otros fluidos inmiscibles bajo ciertas condiciones de saturación del mismo. Las 
permeabilidades efectivas pueden ser para el petróleo (Ko), agua (Kw) y gas (Kg). 
 
Período de flujo.- Intervalo de tiempo, en las pruebas de producción, en el que se permite que el 
pozo fluya, para registrar las presiones y medir los caudales producidos. El ensayo puede constar 
de varios períodos de flujo y cierre. 
- S – 
Saturación de hidrocarburos.- Fracción del espacio poral de un yacimiento ocupada por 
hidrocarburos. 
- V – 
Viscosidad.- Medida de la resistencia de un fluido a fluir o escurrir. Estado pegajoso, normalmente 
se abate al elevar la temperatura. 
- Y – 
Yacimiento (Reservorio).- Acumulación de petróleo y/o gas en roca porosa tal como arenisca. Un 
yacimiento petrolero normalmente contiene tres fluidos (petróleo, gas y agua) que se separan en 
secciones distintas debido a sus gravedades variantes. El gas siendo el más ligero ocupa la parte 
superior del yacimiento, el aceite la parte intermedia y el agua la parte inferior.  
 
Yacimiento Volumétrico.-Es el yacimiento de petróleo cuyo volumen permanece constante.  
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ANEXO Q: HOJA DE VIDA DIEGO HIDALGO PÉREZ 
 
 
 
 
CURRICULUM VITAE 
 
 
1.- DATOS PERSONALES 
 
NOMBRE:    HIDALGO PÉREZ DIEGO FRUMEN 
NACIONALIDAD:   ECUATORIANA 
FECHA DE NACIMIENTO:  09 DE JUNIO DE 1989 
CEDULA DE IDENTIDAD:  160058139-9 
ESTADO CIVIL:   SOLTERO 
TELEFÓNO:    0992662881,   023132069 
CORREO ELECTRÓNICO:  diego1989_424@hotmail.com 
DIRECCIÓN: ALEJANDRO CALISTO E5-67 Y GUEL (BARRIO 
LULUNCOTO) 
 
2.- FORMACIÓN ACADÉMICA 
PRIMARIA: ESCUELA FISCAL ENRIQUE VACAS GALINDO                        
(PUYO – ECUADOR 1995-2001) 
SECUNDARIA: UNIDAD EDUCATIVA “SAN VICENTE FERRER”                   
(PUYO – ECUADOR 2001-2007) 
SUPERIOR: UNIVERSIDAD CENTRAL DEL ECUADOR  
FACULTAD DE INGENIERÍA EN GEOLOGÍA, 
MINAS, PETRÓLEOS Y AMBIENTAL. 
CARRERA DE INGENIERÍA DE PETRÓLEOS 
NIVEL: EGRESADO  
TITULO A OBTENER: INGENIERO DE PETRÓLEOS 
(QUITO – ECUADOR,  SEPT 2008 – FEBRERO 2014 ) 
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3.- EXPERIENCIA PROFESIONAL:         
 
 
 VENDEDOR Y ADMINITRADOR EN PINTURAS ALDAZ (PUYO – 2007). 
 
 PROFESOR REEMPLAZÓ EN LA ASIGNATURA DE FISICA EN LA UNIDAD 
EDUCATIVA SAN VICENTE FERRER (PUYO - SEPTIEMBRE 2007). 
 
 AYUDANTE AD HONOREM DE LA CÁTEDRA DE METODOLOGÍA DE LA 
INVESTIGACIÓN CIENTÍFICA (SEPTIEMBRE 2008 - MARZO 2010). 
 
 AYUDANTE AD HONOREM DE LA CÁTEDRA DE MATEMATICA I (SEPTIEMBRE 
2009 – MARZO 2010). 
 
 PASANTÍAS PRE-PROFESIONALES  EN EL AREA DE PRODUCCIÓN DE ANDES 
PETROLEUM ECUADOR LTD. (01-AGOSTO-2012 AL 31-AGOSTO-2012). 
 
 AYUDANTE AD HONOREM DE LA CÁTEDRA DE QUÍMICA DEL PETRÓLEO 
(MARZO 2011 – AGOSTO 2013). 
 
 AYUDANTE DE CÁTEDRA DE LA ASIGNATURA DE MATEMÁTICA, DE LA 
CARRERA DE INGENIERÍA DE PETRÓLEOS, DE LA FACULTAD DE INGENIERÍA 
EN GEOLOGÍA, MINAS, PETRÓLEOS Y AMBIENTAL, DE LA UNIVERSIDAD 
CENTRAL DEL ECUADOR.  (ABRIL 2013 – DICIEMBRE 2013). 
 
 
 
 
4.- CURSOS APROBADOS: 
 
SECAP  - MINISTERIO DE TRABAJO Y EMPLEO DEL 
ECUADOR 
CONTABILIDAD BASICA 
DURACIÓN: 45 HORAS 
FECHA: (01-SEPT-2007 AL 30-SEPT-2007) 
 
 
SECAP  - MINISTERIO DE TRABAJO Y EMPLEO DEL 
ECUADOR 
INSTALACIONES ELECTRICAS DOMICILIARIAS 
DURACIÓN: 45 HORAS 
FECHA: (01-AGO-2007 AL 30-AGO-2007) 
 
 
SECAP  - MINISTERIO DE TRABAJO Y EMPLEO DEL 
ECUADOR 
EXCEL AVANZADO 
DURACIÓN: 30 HORAS 
FECHA: (03-OCT-2011 AL 21-OCT-2011) 
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SECAP  - MINISTERIO DE TRABAJO Y EMPLEO DEL 
ECUADOR 
GESTIÓN AMBIENTAL 
DURACIÓN: 60 HORAS 
FECHA: (18-MARZO-2013 AL 15-ABRIL-2013) 
 
 
UNIVERSIDAD CENTRAL DEL ECUADOR - 
FACULTAD DE INGENIERÍA, CIENCIAS FÍSICAS Y 
MATEMÁTICAS. 
SUFICIENCIA EN HERRAMIENTAS 
INFORMÁTICAS 
DURACIÓN: 60 HORAS 
FECHA: (01-ABRIL-2013 AL 02-MAYO-2013) 
 
 
 
 
5.- CURSOS REALIZADOS: 
 
UCE – CENTRO DE INVESTIGACIÓN 
MULTIDISCIPLINARIO Y DE FACILITACIÓN DEL 
DESARROLLO (CIMUF) – EMBAJADA REAL DE LOS 
PAISES BAJOS. 
PREVENCIÓN DEL VIH-SIDA 
DURACIÓN: 20 HORAS 
FECHA: (27-MARZO-2009 AL 09-MARZO-2009) 
 
 
ESCUELA POLITECNICA NACIONAL – SPE STUDENT 
CHAPTER – SCHLUMBERGER 
I CONGRESO TÉCNICO SCHLUMBERGER 
DURACIÓN: 18 HORAS 
FECHA: (02-JUN-2010 AL 03-JUN-2010) 
 
 
ESCUELA POLITECNICA NACIONAL – SPE STUDENT 
CHAPTER – SCHLUMBERGER – BAKER HUGHES – 
REPSOL – MINISTERIO DE RECURSOS NATURALES 
NO RENOVABLES DEL ECUADOR 
PRIMERAS JORNADAS TÉCNICAS DE 
RECUPERACIÓN MEJORADA DE PETRÓLEO & 
FORO DE EXPERTOS EN COTROL DE AGUA 
DURACIÓN: 24 HORAS 
FECHA: (15-NOV-2011 AL 17-NOV-2011) 
 
 
ESCUELA POLITECNICA NACIONAL – SPE STUDENT 
CHAPTER – SCHLUMBERGER 
ESTIMULACIÓN Y FRACTURAMIENTO 
HIDRAÚLICO 
DURACIÓN: 8 HORAS 
FECHA: (24-NOV-2011) 
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HALLIBURTON 
JORNADAS TÉCNICAS HALLIBURTON 
DURACIÓN: 24 HORAS 
FECHA: (14-MARZO-2012 AL 16-MARZO-2012) 
 
 
UCE – FACULTAD DE INGENIERÍA QUÍMICA  - 
FIGEMPA 
USO DE LA INFORMACIÓN CONTENIDA EN LAS 
PATENTES DE INVENCIÓN PARA LAS 
ACTIVIDADES DE INVESTIGACIÓN 
DURACIÓN: 8 HORAS 
FECHA: (04-ABRIL-2012) 
 
 
ESCUELA POLITECNICA NACIONAL – FEPON 
PRIMER CONGRESO LATINOAMERICANO DE 
TRATAMIENTO PARA LA DESHIDRATACIÓN DE 
CRUDO Y CONTROL DE LA CORROSIÓN EN LA 
INDUSTRIA PETROLERA 
DURACIÓN: 27 HORAS 
FECHA: (07-JUNIO-2012) 
 
 
ESCUELA SUPERIOR POLITÉCNICA DEL LITORAL  
V OIL & GAS INTERNACIONAL – EXPO AND 
CONGRESS ECUADOR 2012 
DURACIÓN: 24 HORAS 
FECHA: (31-JULIO-2012 AL 02-AGOSTO-2012) 
 
 
HALLIBURTON - SPE STUDENT CHAPTER  
JORNADAS TÉCNICAS HALLIBURTON 
DURACIÓN: 16 HORAS 
FECHA: (29-ABRIL-2013 AL 30-ABRIL-2013) 
 
 
 
5.- IDIOMAS 
 
 
 IV NIVEL INGLES (CENTRO DE IDIOMA- UNIVERSIDAD CENTRAL DEL 
ECUADOR) 
 
 INGLES BASICO – INTERMEDIO (PUYO - UNITED ENGLISH ACADEMY) 
 
 INTERMEDIATE I (CEC - ESCUELA POLITÉCNICA NACIONAL)  
 
 
 
 
 
 
 258 
 
 
6.- DISTINCIONES 
 
 
 RECONOCIMIENTO POR HABER SOBRESALIDO DURANTE MI VIDA 
ESTUDIANTIL TRABAJANDO Y ESTUDIANDO (07-SEPT-2007) DEL COMITÉ 
CENTRAL DE PADRES DE FAMILIA DE LA UNIDAD EDUCATIVA SAN VICENTE 
FERRER. 
 
 PUNTAJE MÁS ALTO DEL PRIMER SEMESTRE (SEPT 2008 – FEBR 2009) DEL 
INSTITUTO DE CIENCIAS BASICAS, FIGEMPA-UCE. 
 
 PUNTAJE MÁS ALTO DEL SEGUNDO SEMESTRE (MARZO 2009 – SEPT 2009) 
DEL INSTITUTO DE CIENCIAS BASICAS, FIGEMPA-UCE. 
 
 ACREEDOR AL ESTIMULO ECONÓMICO ESTUDIANTIL POR SER EL MEJOR 
ESTUDIANTE DEL INSTITUTO DE CIENCIAS BASICAS (SEPT 2008 – FEBR 2009 
Y MARZO 2009 – SEPT 2009), FIGEMPA-UCE. 
 
 
 
6.- REPRESENTACIÓN ESTUDIANTIL 
 
 
 PRESIDENTE DEL CONSEJO ESTUDIANTIL DE LA UNIDAD EDUCATIVA “SAN 
VICENTE FERRER” (PERÍODO 2006-2007) 
 
 PRESIDENTE DE PRIMER SEMESTRE DEL INSTITUTO DE CIENCIAS BASICAS, 
PERIODO SEPTIEMBRE 2008 – FEBRERO 2009 
 
 PRESIDENTE DE SEGUNDO SEMESTRE DEL INSTITUTO DE CIENCIAS 
BASICAS,  
PERIODO MARZO 2009 - SEPTIEMBRE 2009 
 
 PRESIDENTE DE SÉPTIMO SEMESTRE DE LA ESCUELA DE PETRÓLEOS,  
PERIODO MARZO 2012 – AGOSTO 2012 
 
 PRESIDENTE DE OCTAVO SEMESTRE DE LA CARRERA DE INGENIERÍA DE 
PETRÓLEOS,  
PERIODO SEPTIEMBRE 2012 – FEBRERO 2013 
 
 PRESIDENTE DE NOVENO SEMESTRE DE LA CARRERA DE INGENIERÍA DE 
PETRÓLEOS,  
PERIODO MARZO 2013 – AGOSTO 2013 
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ANEXO K: HOJA DE VIDA DARIO ENRIQUEZ 
 
A.-     DATOS PERSONALES 
 
 
 
 
 
NOMBRE:     DARÍO ALEXANDER ENRÍQUEZ VIZCAÍNO 
 
ESTADO CIVIL:    SOLTERO 
 
LUGAR DE NACIMIENTO:  TULCÁN 
 
FECHA DE NACIMIENTO:  14 DE SEPTIEMBRE DE 1989. 
                               
DIRECCIÓN DOMICILIO: BOLIVIA N20-170 Y RITHER  (QUITO). 
 
TELÉFONO:    0995881459 
 
CORREO:                          darioenriquez5@hotmail.com 
 
NÚMERO DE CÉDULA:                           0401451786 
 
 
B.-      E S T U D I O S 
 
 
PRIMARIA:     ESCUELA "SUCRE” No.1 - TULCAN 
 
SECUNDARIA:    INSTITUTO SUPERIOR "BOLÍVAR" – 
TULCÁN 
                                                                         
SUPERIOR:      UNIVERSIDAD CENTRAL DEL ECUADOR 
 
FACULTAD:                                                 INGENIERÍA EN GEOLOGÍA, MINAS, 
                                                                         PETRÓLEOS Y AMBIENTAL. 
 
ESCUELA:                                                     INGENIERÍA DE PETRÓLEOS. 
 
SEMESTRE:                                                   DÉCIMO.   
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C.-     CURSOS REALIZADOS 
 
“AUXILIAR DIGITADOR DE COMPUTADORAS” 
 
Lugar: Instituto Tecnológico Bolívar. 
Fecha: Tulcán, junio 2005. 
Duración: 80 horas. 
 
AUXILIAR EN DISEÑO GRAFICO” 
 
Lugar: Instituto Tecnológico Bolívar. 
Fecha: Tulcán, febrero 2006. 
Duración: 40 horas. 
 
 
“I CONGRESO TÉCNICO SCHLUMBERGER” 
 
Lugar: Escuela Politécnica Nacional. 
Fecha: Quito, 2 y 3 de junio del 2010. 
Duración: 18 horas. 
 
 
 
“I SEMINARIO DE FLUIDOS DE PERFORACIÓN Y CONTROL DE SÓLIDOS” 
 
Lugar: Universidad Central del Ecuador – FIGEMPA – SPE Student Chapter. 
Fecha: Quito, 11 de octubre del 2011. 
Duración: 5 horas. 
 
 
“I CONGRESO LATINOAMERICANO DE INGENIERÍA PETROLERA, GAS, MINAS Y 
AFINES Y I FERIA LATINOAMERICANA ENERGÉTICA Y MINERA” 
 
Lugar: Casa de la Cultura - CIGMIPA 
Fecha: Quito, 12 al 14 de octubre del 2011. 
Duración: 30 horas. 
 
 
“JORNADAS TÉCNICAS HALLIBURTON” 
 
Lugar: Escuela Politécnica Nacional. 
Fecha: Quito, 14 al 16 de junio del 2012. 
Duración: 24 horas. 
 
“PRIMER CONGRESO LATINOAMERICANO DE TRATAMIENTO PARA 
DESHIDRATACION DE CRUDO Y CONTROL DE LA CORROSIÓN EN LA 
INDUSTRIA PETROLERA” 
 
Lugar: Escuela Politécnica Nacional.. 
Fecha: Quito, 07 de junio del 2012. 
Duración: 27 horas. 
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“V OIL & GAS INTERNATIONAL – EXPO AND CONGRESS ECUADOR 2012” 
 
Lugar: Escuela Superior Politécnica de Litoral 
Fecha: Quito, 31 de julio, 1 y 2 de agosto del 2012. 
Duración: 30 horas. 
 
“ANNUAL TECHNICAL CONFERENCE  AND  EXHIBITION SPE 2012” 
 
Lugar:  Centro de Convenciones Henry B. Gonzales  
Fecha: San Antonio  Texas  Estados Unidos , 8,9,10 de octubre de 2012. 
Duración: 24  horas. 
 
 
“JORNADAS TECNICAS  BAKER HUGHES” 
 
Lugar: Universidad Central del Ecuador  
Fecha: Quito, 17,18,19 de diciembre del 2012. 
Duración: 30 horas. 
 
 
“JORNADAS TECNICAS  HALLIBURTON  ”(ORGANIZACIÓN  Y PARTICIPACIÓN) 
 
Lugar: Universidad Central del Ecuador  
Fecha: Quito, 29,30 del 2013  
Duración: 30 horas. 
 
 
D.-       PRÁCTICAS PRE-PROFESIONALES 
 
 
“PASANTÍA EN MANTENIMIENTO DE HERRAMIENTAS Y CORRIDA DE CASING 
 
Empresa: Greentools y Equipment Servicios Petroleros 
Fecha: Quito, desde el 04 de agosto al 04 de septiembre del 2012. 
 
 
 
E.-       IDIOMAS 
 
 
INGLES  
 
NIVEL:  Intermedio 
 
 
F.-       CARGOS OCUPADOS 
 
 
“REPRESENTANTE ESTUDIANTIL AL CONSEJO DIRECTIVO ” 
 
Universidad: Universidad Central del Ecuador. 
Facultad: Facultad de Ingeniería en Geología, Minas, Petróleos y Ambiental. 
Periodo: Febrero del 2013 – Febrero 2014. 
